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OSSERVAZIONI EGL ITALIA AL DCO 42/11 – "CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER 
L'EROGAZIONE DEI SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL'ENERGIA ELETTRICA 
PER IL PERIODO 2012 – 2015"  


 


Manifestiamo generale apprezzamento per le propose formulate nel documento di consultazione 
orientate a rendere le componenti tariffarie più aderenti ai costi reali dei servizi di rete e valutiamo in 
modo positivo l'ipotesi di allocare i costi delle infrastrutture in modo da riflettere l'effettivo utilizzo 
dell'infrastruttura medesima da parte delle diverse categorie di utenti. D'altra parte, qualora si 
volesse procedere in futuro con l'adozione di un'articolazione tariffaria basata su di una tale 
segmentazione dei costi degli asset della rete di trasporto nazionale occorre definire in modo chiaro 
e trasparente i criteri di classificazione delle infrastrutture ad utilizzo condiviso ed esclusivo tenendo 
in debita considerazione sia i benefici diretti, a vantaggio di un ristretto gruppo di utenti, sia i benefici 
indiretti che riguardano il sistema elettrico nel suo complesso (che si riverberano in una migliore 
magliatura della rete e di conseguenza in una riduzione delle congestioni).  


Per quanto riguarda l'introduzione di una tariffa binomia (quota potenza e quota energia per la 
componente TRAS, applicata ai clienti in alta e altissima tensione e per la CTR) per il servizio di 
trasmissione  ci sembra opportuno evidenziare che tale interevento contribuendo a rendere i ricavi 
del gestore della RTN indipendenti dai volumi trasportati sulla rete stessa, si sovrappone con il 
meccanismo di garanzia dei volumi introdotto dalla delibera 188/08 che neutralizzando l'effetto 
economico di eventuali riduzione di volumi che transitano sulla rete risulta particolarmente 
cautelativo per il gestore. Nell'ottica di procedere per il prossimo periodo regolatorio ad una 
razionalizzazione degli strumenti di incentivazione di cui gode Terna (così come discusso nel 
precedente documento di consultazione 34/11), auspichiamo quindi  ad una rimozione totale del 
meccanismo. 


In riferimento alla tariffe applicate ai clienti domestici condividiamo la necessità di promuovere il 
graduale processo di convergenza della D2 e D3 verso la tariffa di riferimento D1 secondo tempi certi 
e senza arrecare disagio ai clienti finali. Per questo motivo siamo concordi nel ritenere che i tempi e 
le modalità di implementazione di questo percorso debbano essere definiti in funzione del graduale 
rafforzamento ed estensione del bonus sociale alle categorie di utenti che vessano in condizione 
economiche disagiate. In ogni caso nel definire l'iter per il progressivo riallineamento delle tariffe 
domestiche alla tariffa di riferimento sarebbe opportuno attuare quanto prima la rimozione del 
criterio di differenziazione tariffaria basato sulla residenza anagrafica degli utenti in quanto 
scarsamente rappresentativo della condizione economica dell'utente finale. 


Infine considerata la particolare congiuntura economica che sta attraversando il nostro Paese e la 
sempre più evidente inadeguatezza del BTP decennale benchmark come tasso di rendimento 
rappresentativo delle attività prive di rischio utilizzato nel calcolo del WACC, auspichiamo che quanto 
prima l'Autorità proceda a rendere noti i propri orientamenti finali in materia di costo riconosciuto. 
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Osservazioni di Eni S.p.A. Divisione Gas & Power al DCO n. 42/11 - pagina 2 di 2  


Con la presente Eni S.p.A. – Gas & Power (di seguito, eni) formula le proprie 


osservazioni al documento di consultazione DCO 42/11 (di seguito, Documento) “Criteri 


per la definizione delle tariffe per l’erogazione dei servizi di trasmissione, distribuzione 


e misura dell’energia elettrica per il periodo 2012 -2015” dell’Autorità per l’energia 


elettrica e il gas (di seguito, AEEG).  


 


eni intende formulare alcune osservazioni esclusivamente con riferimento agli elementi 


d’interesse rispetto all’attività di vendita, trattandosi di un documento di prevalente 


interesse delle imprese di distribuzione. 


In linea generale si segnala l’esigenza che eventuali armonizzazioni delle tariffe D2 e 


D3 devono essere estremamente graduali per evitare l’effetto “spiazzamento” nei 


confronti delle offerte già stipulate sul mercato da parte dei clienti finali. 


Per quanto riguarda invece le proposte di revisione delle attuali strutture tariffarie - con 


particolare riferimento all’introduzione di una componente in quota potenza all’interno 


della tariffa di trasmissione per le utenze AT/AAT e l’introduzione di una nuova 


componente in quota fissa a specifica copertura dei costi delle infrastrutture di 


distribuzione  - si segnala che, pur condividendone la ratio sottostante, non 


risulterebbe possibile intervenire sui sistemi aziendali in modo da applicare tali 


modifiche già a partire dal 1 gennaio 2012. A tal fine, si segnala l’opportunità di 


prevederne l’applicazione con un ritardo di almeno 6 mesi dall’inizio del Quarto Periodo 


Regolatorio.  
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RISPOSTA DI ENEL SPA AL 


DOCUMENTO DI CONSULTAZIONE 


10 NOVEMBRE 2011 


CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’EROGAZIONE DEI 


SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA 


ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 -2015 


CRITERI DI ALLOCAZIONE DEI COSTI, TARIFFE, VINCOLI AI RICAVI E PEREQUAZIONE 


 


Osservazioni generali 


In linea generale Enel condivide gli obiettivi che hanno guidato l’Autorità nella redazione 


del documento per la consultazione.  


In particolare esprimiamo il nostro apprezzamento per le proposte finalizzate a garantire la 


stabilità dei ricavi degli operatori attraverso la sterilizzazione dell’effetto volume. Ciò in 


considerazione del fatto che, come evidenziato dalla recente crisi economica, non è più 


possibile prevedere i volumi di energia distribuita come invece accadeva in passato.   


Al fine di assicurare il pieno raggiungimento del suddetto obiettivo di stabilità dei ricavi, 


oltre ad eliminare dalla tariffa unitaria di riferimento ogni possibile effetto connesso 


all’energia distribuita, occorrerebbe che tale tariffa fosse espressa in centesimi di 


euro/punto di prelievo/anno. Infatti la proposta di utilizzare ai fini della determinazione del 


vincolo ai ricavi ammessi una tariffa di riferimento espressa in euro/kW/anno di potenza 


impegnata non è a nostro avviso percorribile in quanto comporterebbe il permanere di 


elementi di incertezza oltre a notevoli complessità gestionali. Si consideri che per i clienti 


non domestici con potenza superiore a 16,5 kW dovrebbe essere utilizzata la potenza 


massima prelevata nel mese, dato caratterizzato da una forte variabilità. 


Per quanto attiene alle variabili di scala considerate ai fini della determinazione della tariffa 


di riferimento del 2012, coerentemente alle modalità di calcolo adottate all’inizio del 


periodo regolatorio in corso, queste dovrebbero essere basate sui preconsuntivi del 2011. 


Ciò in considerazione dei contenuti livelli dei tassi di crescita e allo scopo di assicurare 


coerenza con la formula per il calcolo del costo riconosciuto del 2011, nell’ambito della 
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quale il costo effettivo relativo all’anno 2010 è moltiplicato per un fattore che tiene conto 


dell’effetto volume tra il 2010 e il 2011. 


In relazione alla previsione di enucleare dalla componente MIS(INS) la quota relativa alla 


copertura del valore residuo non ammortizzato dei misuratori elettromeccanici sostituiti 


con misuratori elettronici, Enel condivide pienamente – in un’ottica di maggiore 


trasparenza - quanto proposto nel documento per la consultazione.  


In merito al corrispettivo unitario di cui al comma 21.8 si evidenzia che questo, calcolato su 


dati medi di settore, dovrebbe essere adeguatamente dimensionato al fine di assicurare ai 


singoli operatori un riconoscimento in linea con gli oneri effettivamente sostenuti.   


In relazione a quanto proposto al punto 21.9 del documento per la consultazione, facciamo 


presente che il meccanismo in questione dovrebbe essere integrato specificando che il 


parametro che viene moltiplicato per il valore unitario, cioè il minimo tra il numero di 


contatori BT che risultano telegestiti in ciascun anno e il numero di punti di prelievo in BT 


attivi al 31 dicembre 2010, non può essere in ogni caso inferiore al numero dei contatori 


BT installati al 31 dicembre 2010. Ciò garantirebbe alle imprese un livello minimo di 


riconoscimento commisurato alle dismissioni effettuate fino al 31 dicembre 2010, in quanto 


i misuratori installati al 31 dicembre 2010 rappresentano - come specificato al punto 21.8 - 


la base di calcolo del corrispettivo unitario. 


 
 


S1. Come si valuta l’ipotesi di allocare i costi relativi al servizio di trasmissione 


tenendo conto anche del livello della potenza impegnata e di introdurre una 


componente tariffaria TRAS binomia, limitatamente alle tipologie connesse in alta e 


altissima tensione? Motivare la risposta. 


La proposta di introdurre una componente tariffaria TRAS binomia comporterebbe 


importanti interventi sui sistemi informativi in quanto, secondo l’attuale struttura tariffaria, 


per le utenze in alta e altissima tensione nessuno dei corrispettivi applicati è espresso in 


euro/kW/anno. 


In ogni caso facciamo presente che le tempistiche di implementazione della modifica 


proposta risultano incompatibili con la fatturazione della componente TRAS a partire dal 1° 


gennaio 2012. È pertanto necessario un periodo transitorio prevedendo una decorrenza 


posticipata delle tariffe in questione.  
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S2. Come si valuta l’ipotesi di segmentare il perimetro dei costi delle infrastrutture 


di rete, introducendo differenti gradi di condivisione dei costi a esse relative? 


Motivare la risposta. 


Non si hanno osservazioni in proposito. 


 


S3. Come si valuta l’ipotesi di mantenere la tipologia di contratto per utenze in 


altissima tensione con una tensione nominale tra le fasi superiore a 220 kV, come 


definito per il terzo periodo regolatorio? Motivare la risposta. 


Non si hanno osservazioni in proposito. 


 


S4. Come si valutano le ipotesi di differenziazione della componente TRAS e di 


esenzione dall’applicazione delle componenti tariffarie a copertura dei costi delle 


infrastrutture di rete in alta tensione rimaste nel perimetro delle imprese 


distributrici? Motivare la risposta. 


Non si hanno osservazioni in proposito. 


 


S5. In relazione alla struttura della tariffa di trasmissione per le imprese distributrici, 


quale ipotesi si ritiene preferibile? Motivare la risposta. 


Evidenziamo che la proposta dell’Autorità di modifica della struttura della tariffa di 


trasmissione per le imprese distributrici presenta alcune criticità applicative, 


sostanzialmente riconducibili al fatto che queste non hanno nei propri archivi il dato 


relativo alla potenza disponibile. 


Peraltro la certificazione mediante apposita perizia che dovrebbe essere effettuata al fine 


di utilizzare la potenza massima fisicamente erogabile nel punto di interconnessione, 


risulta incompatibile, da un punto di vista temporale, con l’esigenza di poter disporre del 


dato entro la fine dell’anno.  


Si potrebbe utilizzare in teoria il dato relativo alla potenza dei trasformatori, fermo restando 


che andrebbero chiariti i criteri di determinazione della medesima onde evitare l’insorgere 


di contenziosi. Dovrebbero inoltre essere previsti adeguati tempi per l’implementazione dei 


sistemi di comunicazione dei dati mensili necessari ai fini della fatturazione dei corrispettivi 


da parte di Terna. 







 4 


In considerazione delle suddette criticità si propone pertanto l’adozione di una tariffa 


binomia costituita da un corrispettivo fisso (80%), definito in valore assoluto e attribuito ai 


singoli distributori sulla base di un criterio convenzionale, e un corrispettivo variabile in 


quota energia (20%). Tale proposta introdurrebbe notevoli semplificazioni da un punto di 


vista gestionale e ridurrebbe il rischio di contenziosi dovuti al fatto che, secondo le 


proposte dell’Autorità, i ricavi di Terna dipenderebbero da dati forniti da soggetti terzi.   


 


S6. Come si valuta l’ipotesi di non considerare i punti di interconnessione virtuale 


alla rete di trasmissione nazionale in alta tensione, al fine del computo e di 


conseguenza dell’applicazione del CTR? Motivare la risposta. 


Si ritiene che tale proposta di fatto rappresenta una conferma di quanto avviene già oggi. 


Infatti la componente tariffaria CTR è commisurata ai soli volumi prelevati dalla RTN che 


includono indirettamente anche l’energia prodotta dagli impianti connessi in AT. 


  


S7. Si ritiene più opportuno limitare la soppressione alle sole reti dove risulta 


prevalente l’inversione del flusso di energia? Se sì, quale livello di soglia viene 


proposto per l’identificazione di tali reti? 


La proposta di limitare la soppressione del pagamento del CTR alle sole reti dove risulta 


prevalente l’inversione del flusso di energia presenta delle forti criticità applicative. 


Occorrerebbe infatti associare gli impianti di produzione alle singole semisbarre ed 


assicurare un continuo aggiornamento di tali dati anche in funzione delle modifiche 


dell’assetto di rete, con il rischio di possibili contenziosi con i produttori. Dovrebbe essere 


inoltre predisposto un sistema di comunicazione con il GSE che rappresenta il soggetto 


che fattura tale componente per la maggior parte degli impianti di produzione. 


Ciò premesso, riteniamo che potrebbe essere eliminato il riconoscimento del corrispettivo 


CTR con esclusivo riferimento agli impianti fotovoltaici (allacciati prevalentemente alle reti 


in bassa tensione) che rappresentano i principali responsabili del problema dell’inversione 


del flusso di energia elettrica, soprattutto nelle aree del Sud-Italia. Il pagamento di tale 


corrispettivo dovrebbe essere invece mantenuto per tutte le altre tipologie impiantistiche, 


quali ad esempio gli impianti idroelettrici di piccola taglia che non contribuiscono a 


generare l’inversione dei flussi di energia nelle aree dove sono maggiormente presenti 


(Nord-Italia). 
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S8. Si concorda con l’ipotesi di introdurre coefficienti di aggiornamento che 


riflettano, per ciascun livello di tensione, le variazioni del costo del capitale 


investito? In caso di risposta negativa, motivare la risposta. 


Concordiamo con tale ipotesi. 


 


S9. Si concorda con la proposta dell’Autorità di differenziare la tariffa di riferimento 


a copertura dei costi di commercializzazione tra imprese che svolgono il servizio in 


modo integrato e imprese che hanno separato le funzioni? Motivare la risposta. 


Facciamo presente che, nel corso del 2013, dovrebbe essere completata la separazione 


delle banche dati tra Enel Servizio Elettrico ed Enel Distribuzione, ai sensi della delibera 


11/07. 


Considerando che attualmente i sistemi informativi sono integrati ed esiste un contratto di 


servizio che regola le attività svolte da Enel Servizio Elettrico per conto di Enel 


Distribuzione, riteniamo opportuno che l’Autorità preveda adeguati strumenti, anche nel 


corso del prossimo periodo regolatorio, per gestire la eventuale rimodulazione dei costi di 


commercializzazione delle attività di distribuzione e di vendita.  


 


S10. Si concorda con l’ipotesi di mantenere inalterata la struttura delle tariffe 


obbligatorie per il servizio di distribuzione? In caso di risposta negativa, esporre le 


motivazioni alla base della risposta. 


Concordiamo con tale ipotesi. 


 


S11. Si concorda con l’ipotesi di introdurre una componente della tariffa di 


riferimento a copertura dei costi delle infrastrutture di distribuzione in alta tensione 


espressa in centesimi di euro/punto di prelievo/anno? Si condivide l’ipotesi di 


escludere le utenze connesse con una tensione nominale tra le fasi superiore a 220 


kV da tale componente? Motivare la risposta. 


Concordiamo con tale ipotesi. 
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S12. Si ritiene opportuno estendere la possibile esenzione dalla componente a 


copertura delle infrastrutture di distribuzione in alta tensione anche alle utenze 


connesse con un livello di tensione tra le fasi pari a 220 kV? 


Non si hanno osservazioni. 


 


S13. Si concorda con le modalità previste per regolare le partite nei punti di 


interconnessione tra reti di distribuzione? Motivare la risposta. 


In linea generale riteniamo che dovrebbe essere fatto salvo il principio secondo cui ogni 


distributore deve recuperare il costo ad esso riconosciuto, indipendentemente dagli 


scambi che avvengono ai punti di interconnessione tra reti di distribuzione. In ogni caso, 


data la complessità del tema, ci riserviamo di effettuare valutazioni più puntuali sulla base 


della bozza di articolato. 


 


S14. Si concorda con la proposta di semplificazione e accorpamento dei 


meccanismi di perequazione? Motivare la risposta. 


In linea di principio si concorda con l’impostazione proposta. 


È necessario che, come già fatto per i costi di capitale, l’Autorità espliciti i parametri di 


riferimento di cui alla formula di pag. 28 prima della chiusura del processo di 


consultazione. 


 


S15. Si concorda con l’ipotesi di non introdurre un ulteriore meccanismo di 


perequazione a copertura dei costi di switching? Motivare la risposta 


Concordiamo con tale ipotesi.  


 


S16. Si concorda con tale ipotesi di trattamento dei costi connessi all’alimentazione 


dei punti di prelievo destinati ad usi propri della trasmissione e della distribuzione? 


Motivare la risposta. 


Concordiamo con tale ipotesi. 
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S17. Si concorda con l’ipotesi di enucleare dalla componente MIS(INS) una quota 


relativa alla copertura del residuo non ammortizzato di misuratori elettromeccanici 


sostituiti con misuratori elettronici ai sensi della deliberazione n. 292/06 


riconosciuto ai fini regolatori? Motivare la risposta. 


Si veda quanto già espresso nelle Osservazione generali. 


 


S18. Quale, tra le ipotesi proposte, si ritiene preferibile per il quarto periodo 


regolatorio e per quali motivi? Proporre eventuali ipotesi ulteriori che si ritengono 


migliori, spiegandone il perché. 


S19. Quali limiti di consumo annuo si ritengono opportuni per l’articolazione in 


scaglioni della tariffa? Motivare. 


Su tale tema Enel si riserva di esprimere le proprie considerazioni nella risposta al 


prossimo documento di consultazione. 


 








       


Oggetto: Osservazioni e proposte circa la modifica delle tariffe domestiche per 


l’elettricità di cui al Documento di Consultazione DCO 42/11 


 


Premessa 
Desta viva preoccupazione la proposta di modifica delle tariffe per gli usi domestici 
ed in modo particolare gli interventi proposti sulla struttura della tariffa D2 per le 
forniture nell’abitazione di normale residenza con contratti con potenza impegnata 
fino a 3kw. 
La preoccupazione nasce dall’analisi degli effetti negativi che l’eventuale modifica 
determina sull’economia e l’ambiente in generale nonché sul bilancio delle famiglie, 
in particolare di quelle meno abbienti. 
L’esame delle elaborazioni e delle proposte contenute nel documento di 
consultazione deve avvenire, a nostro parere, inquadrandole nell’ambito della 
legislazione generale e specifica esistente oltre che di quella in itinere per il 
ridisegno del sistema elettrico. Crediamo che tale modo di procedere sia doveroso 
per rispondere alla prevista partecipazione alla procedura AIR richiamata all’alinea 
25 del “Considerato che:” nonché al secondo a linea del “Ritenuto:” della Delibera 
ARG/elt 6/11. 
Per rendere più comprensibile il nostro approccio al tema e le conseguenti 
osservazioni e proposte richiamiamo sinteticamente il quadro normativo in 
evoluzione e quello fiscale esistente che non ci risulta essere oggetto di 
modificazioni nei prossimi anni. 
 
Riferimenti dell’evoluzione normativa   
Come è noto il recepimento di una Direttiva Europea nella legislazione italiana 
impone l’adattamento di questa per renderla coerente con il contenuto della 
Direttiva, che mantiene comunque autonomo valore legale per tutte le previsioni 
non trasferite nella legislazione nazionale. 
Pertanto l’assetto base del settore elettrico liberalizzato con le norme del DLgs 
79/1999 va letto integrandolo con la direttiva di riferimento 2003/54/CE ed in 
particolare, per l’oggetto di questa nota, con il comma 3 dell’art. 3 che afferma: “gli 
Stati Membri provvedono affinchè tutti i clienti civili e, se lo ritengono necessario, 
anche le piccole imprese usufruiscano nel rispettivo territorio del servizio universale, 
cioè del diritto alla fornitura di energia elettrica di una quantità specifica a prezzi 
ragionevoli, facilmente e chiaramente comparabili e trasparenti”. 
Gli indirizzi di gestione delle attività del settore sono state riaffermati con la legge 
n.239 del 23/8/2004 che ai punti h  ed i del comma 2 dell’art. 1 disciplina le attività 
affermando: 
h) accrescere l’efficienza negli usi finali dell’energia; 







i) tutelare gli utenti-consumatori, con particolare riferimento alle famiglie che 
versano in condizioni economiche disagiate. 
La tutela economica dei consumatori domestici è stata ulteriormente puntualizzata 
dall’art. 3 della Direttiva 2009/73/CE che al comma 7 afferma “gli stati membri 
garantiscono che siano applicati i diritti e gli obblighi relativi ai clienti vulnerabili” ed 
al comma 8 dispone che “gli stati membri adottano misure adeguate (omissis) volte 
a garantire il necessario approvvigionamento di elettricità ai clienti vulnerabili 
(omissis) al fine di affrontare la povertà energetica ove riscontrata compreso nel 
contesto più ampio di povertà. Tali misure non ostacolano l’apertura del mercato 
prevista dall’art. 33….”. 
Tali indirizzi sono stati richiamati nel DLgs 93 del 1/6/2011 attuativo dalla delega 
prevista dalla legge di recepimento della Direttiva 2009/73/CE in particolare nell’art. 
42 che precisa gli obiettivi che deve perseguire l’Autorità.   
 
Regime fiscale 
Il Decreto Legislativo n.26 del 2/2/2007 ha rivisitato le norme delle imposizioni fiscali 
sui prodotti energetici ed in particolare per l’elettricità l’intervento ribadisce 
l’imposizione preesistente esplicitandola e rendendo omogenee le modalità di 
applicazione dell’imposta erariale e dell’addizione comunale. 
Nel disposto legislativo viene riaffermato il principio di rendere economicamente 
accessibile l’approvvigionamento della quantità di elettricità necessaria a soddisfare 
gli usi incomprimibili per il vivere civile. 
Infatti vengono riaffermate la differenziazione tra la fornitura con contratti fino a 3 
kw nell’abitazione di normale residenza da tutte le altre forniture con particolare 
riferimento alla maggiorazione d’imposta prevista per le abitazioni che non sono 
quelle della residenza anagrafica. 
Per le forniture con contratti fino a 3 kw nell’abitazione di residenza viene 
puntualizzata la modalità di applicazione dell’esonero dalle due imposte per il 
consumo dei primi 1800 kwh annui ed il recupero dell’esenzione con l’imposizione 
maggiorata per i consumi annui dal 2641 fino a 4440 kwh. 
È ragionevole ritenere che lo Stato ha riaffermato, in presenza della liberalizzazione 
del mercato, il diritto di tutela economica generale per l’approvvigionamento di 
elettricità destinata ai consumi elettrici essenziali delle famiglie, indipendentemente 
dal reddito delle stesse, ritenendo tali consumi caratteristica intrinseca della 
universalità ed accessibilità economica del servizio elettrico.  
 
 
Gli obiettivi energetico-ambientali della U.E. 
Il perseguimento dell’obiettivo dell’Unione Europea del mix di fonti energetiche (il 
cosiddetto 20-20-20) e quello particolare italiano impone  l’eliminazione di tutte le 
norme e procedure che ostacolano il raggiungimento dell’obiettivo e la messa in 







opera di tutte le azioni che possono contribuire direttamente ed indirettamente al 
raggiungimento dell’obiettivo. 
Il raggiungimento degli obiettivi particolari assegnati all’Italia, anche specificamente 
per la riduzione dell’emissione della CO2, è ragionevolmente possibile operando 
anche dal lato della domanda sia in termini di contenimento dei consumi elettrici e 
sia in termini di elevazione del rendimento delle apparecchiature elettriche anche 
per gli usi domestici. 
La struttura degli attuali tariffe elettriche domestiche è rispondente a tale obiettivi 
in quanto risponde all’esigenza di fornire a ciascun cliente il segnale di prezzo che 
può dissuaderlo dagli usi impropri dell’elettricità e le inefficienze degli apparecchi 
utilizzatori perché i maggiori oneri incidono direttamente sullo scarso bilancio del 
consumatore domestico. 
L’ultima rivisitazione delle tariffe domestiche, resa necessaria con la realizzazione 
nel 2007 della liberalizzazione del mercato delle forniture domestiche, ha 
comportato alcune modifiche che con sagacia ed equilibrio hanno determinato un 
assetto che ottimizza la funzione di promozione degli obiettivi di elevazione del 
rendimento energetico globale, di equilibrio dei mix delle fonti, di efficienza negli usi 
finali e delle apparecchiature elettriche domestiche. 
In concreto è stato riaffermato il minor prezzo – tariffa che i clienti domestici 
residenti con contratto da 3 kw rispetto al valore determinato per tutti gli altri 
residenti e non. 
Ciò mantiene il meccanismo che dissuade l’utilizzo dell’elettricità per produrre 
calore che è stimabile in una minor necessità di 2400 mw e di 3,5 – 4 terawattore 
all’anno. 
Nel merito della dinamica della tariffa a prezzi unitari crescenti con il consumo sono 
stati uniformati i limiti degli scaglioni di consumo con quelli adottati per 
l’imposizione dell’accise consentendo per la fattura di conguaglio annua l’utilizzo di 
un foglio di carta in meno per ben 15 milioni di clienti domestici residenti. 
Pertanto, il vantaggio ambientale di minor carta prodotta e smaltita, si è sommato 
alla valorizzazione a “prezzo maggiorato” del kwh marginale su cui si basa la 
valutazione economica per apprezzare il vantaggio di utilizzare lampade ed 
apparecchi elettrodomestici a basso consumo. 
L’entità della differenza di prezzo è data dal costo dei kwh della spesa annua, incluso 
le imposte, che risultava di 15 cent kwh che per il consumo annuo di 1200 kwh e 
cresceva fino a 22 a 5000 kwh annui.    
Il contributo che la struttura tariffaria progressiva apporta al contenimento dello 
squilibrio della bilancia dei pagamenti è stimabile in base alla riduzione 
dell’importazione dei combustibili in proporzione al mancato uso dell’elettricità per 
produrre calore. 
La quantità di energia che verrebbe dissipata in assenza della tariffa progressiva è 
determinabile tenendo conto che il rendimento energetico del parco di centrali 







italiane ha raggiunto la vetta del 46% solo nel 2010 (vedasi News letter 43/11 del 
GME) e la trasformazione dell’elettricità in calore avviene con il rendimento 
energetico medio del 70%, per cui quello complessivo risulta solo del 32%. 
Il raffronto di tale rendimento, con quello medio dell’80% che caratterizza la 
trasformazione diretta dell’energia del combustibile in calore, evidenzia in maniera 
significativa l’entità dello spreco evitato con l’adozione della tariffa D2. 
 
La tutela per famiglie disagiate    
Come ben noto, nel nostro paese è del tutto assente qualsivoglia misura di stabile 
protezione per le famiglie in stato di povertà, mentre la protezione con interventi 
occasionali mirati di alcune Amministrazioni Comunali è stata del tutto soppressa 
negli ultimi 2 anni per la falcidia dei finanziamenti dagli enti locali in ragione della 
crisi economica.  
Lo studio dell’IRES - Istituto Ricerche Economiche e Sociali, pubblicato il 17 
novembre 2011, quantifica in circa 8 milioni e 300 mila le persone con un reddito 
medio mensile tra i 600 e i 700 euro considerando: i lavoratori disoccupati che 
fruiscono del trattamento della Cassa Integrazione Guadagni, i lavoratori dell’area 
del precariato ed i lavoratori che sono impiegati in attività che si svolgono in meno 
di 6 mesi ogni anno. 
Ponendo tali dati in correlazione con i comportamenti delle famiglie beneficiarie del 
“Bonus elettrico” si ottiene il grado di mancata copertura delle famiglie in condizioni 
di disagio economico. 
Tale mancata copertura scaturisce verosimilmente:  


1) dalla carenza di informazioni sulle possibilità di attivazione della richiesta di 
ricevere il “Bonus”; 


2) dallo sfasamento temporale tra il momento in cui si verifica l’esigenza e la 
tempistica della procedura a partire dal periodo di riferimento dello ISEE; 


3) dalle rigidità procedurali; 
4) dalla mancata adozione di modifiche delle delibere che regolano per tutti i 


consumatori la fornitura di elettricità al fine di rendere economicamente 
praticabile il rispetto dei requisiti di natura elettrica.      


 
Conclusione e parere 
Gli effetti negativi che si avrebbero per l’economia del paese e di quella di ogni 
famiglia in condizioni di disagio economico nonché la necessità di interventi specifici 
da adottarsi necessariamente nella regolazione dl settore dell’energia elettrica 
impongono il mantenimento dell’attuale struttura composta dalla tariffa D2 e dalla 
tariffa D3 per l’elettricità per usi domestici. 
Eventuali correttivi per la tariffa D2, fermo restando la caratteristica di progressività, 
potranno essere individuati e valutati per il loro impatto solo dopo l’adozione delle 
modifiche alle norme per l’erogazione del Bonus elettrico e dopo che l’Autorità avrà 







definito mediante consultazione, le proprie decisioni attuative degli indirizzi 
contenuti nel Decreto Legislativo n. 93/11 del 1.6.2011. 
A tal proposito si ricorda che dal dicembre 2010 il Collegio dell’Autorità aveva 
condiviso l’opportunità di un esame assieme alle Associazioni dei Consumatori dei 
criteri e della procedura per l’ottenimento del Bonus elettrico e di quello del gas al 
fine di individuare gli interveti adottabili dall’Autorità nonché quelli da fare oggetto 
di apposita segnalazione ai Ministri competenti. 
Distinti saluti  
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Osservazioni di Federutility  


DCO 42/11  


“CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’ERO GAZIONE DEI 


SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DEL L’ENERGIA 


ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 - 2015 


CRITERI DI ALLOCAZIONE DEI COSTI, TARIFFE, VINCOLI AI RICAVI E PEREQUAZIONE” 


 


 


OSSERVAZIONI GENERALI  


Federutility, dati i ristretti tempi di consultazione concessi, desidera dichiarare sin da subito che si 


riserverà di effettuare ulteriori considerazioni relative alla proposte presentate nel DCO 42/11 ad 


integrazione di quelle che saranno presentate in future occasioni di consultazione. 


 


Nel seguito saranno espresse valutazioni di carattere generale e saranno altresì presentate alcune 


richieste di integrazione/chiarimento di aspetti la cui conoscenza si reputa fondamentale per poter 


formulare qualsiasi tipo di osservazione. 


 


L’ipotesi A.2 espressa al punto 9.7, ossia la sostituzione della componente tariffaria CTR monomia 


con una tariffa binomia (potenza/energia), ancorché accompagnata da un opportuno meccanismo 


di perequazione che renda neutrale l’impresa distributrice rispetto ai costi di trasmissione, non è 


accolta con favore dalla Federazione. Non appare infatti efficiente, seppur per ragioni condivisibili 


– essenzialmente la stabilizzazione dei ricavi per Terna - l’introduzione di nuove perequazioni in 


capo alle imprese di distribuzione, quando la stessa AEEG propone nella parte III una 


razionalizzazione del sistema tariffario con la conseguente abolizione di gran parte dei meccanismi 


perequativi attualmente in vigore.  


 


Oltre alla gestione del nuovo processo perequativo e delle correlate rendicontazioni, si segnalano 


altresì ulteriori complicazioni operative che l’ipotesi A.2 porterebbe; una revisione della struttura 


tariffaria  in particolare determinerebbe modifiche  degli attuali processi gestiti dai sistemi 


informativi, non certamente attuabili a partire dal 1.1.2012. Inoltre la disponibilità di perizie 


certificanti la potenza massima fisicamente erogabile nei punti di interconnessione tra Terna e le 


imprese distributrici, a causa della indisponibilità dei contratti con Terna da cui poter risalire alla 


potenza disponibile nei punti di interconnessione, non sarebbe definibile in tempi brevi. In ogni 


caso verrebbero ad originarsi costi (non solo di capitale, ma anche operativi) che dovrebbero 


trovare apposita copertura tariffaria. . 


 


In definitiva, si ritiene quindi preferibile il mantenimento dell’ attuale struttura monomia del 


CTR. In questo contesto, al fine di garantire una migliore stabilità dei ricavi di Terna, si potrebbe 
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prevedere un meccanismo di aggiornamento della componente anche in corso, qualora si dovesse 


registrare uno scostamento marcato tra i volumi effettivi e quelli previsti. Alternativamente, al fine di 


mantenere la stabilità dei ricavi di Terna e di mitigare l’impatto finanziario derivante del regime di 


perequazione, si propone eventualmente l’introduzione di un meccanismo di acconti annuali come 


quello ad oggi vigente per la PSA a favore dei distributori. In tal modo verrebbero coniugati gli 


obiettivi di stabilità dei ricavi di Terna con l’esigenza della semplicità amministrativa per i 


distributori. In ogni caso, al fine di mantenere la stabilità dei ricavi di Terna e di mitigare l’impatto 


finanziario derivante del regime di perequazione, si potrebbe proporre l’introduzione di un 


meccanismo di acconti annuali come quello ad oggi vigente per la PSA a favore dei distributori. 


 


L’evoluzione della modalità di gestione delle reti che si sta delineando a seguito della sempre più 


elevata penetrazione della generazione distribuita determinerà, da parte dei Distributori, una 


maggiore attenzione alla gestione delle immissioni diffuse di energia. Lo sviluppo delle smart grid 


ha, tra l’altro, appunto lo scopo di gestire i flussi di energia iniettati sulla rete di MT e BT per cui 


solo in alcune aree il Distributore sarà costretto a predisporre infrastrutture esclusivamente 


asservite al ritiro dell’energia per permetterne il trasferimento alle reti di AT. L’interesse dei 


Distributori è che venga riconosciuta tale attenzione e l’impegno che ciò comporterà in termini di 


investimenti e di risorse, in un quadro che vede lo sviluppo della generazione locale come un 


fenomeno da governare piuttosto che da subire. 


Per tale motivo, si ritiene che non sussistano le condizioni per l’e liminazione della 


componente CTR all’energia direttamente immessa nel le reti di media e bassa tensione . In 


ogni caso, appare critica l’ipotesi prospettata da AEEG, ovvero una selezione delle reti – o 


dobbiamo presumere, dei tratti di rete - dove risulta prevalente l’inversione del flusso di energia, in 


quanto ciò comporterebbe la definizione di una soglia e un monitoraggio continuo della situazione 


di rete in termini di inversione di flusso per verificare la sussistenza delle condizioni per la 


soppressione del corrispettivo – attività onerosa soprattutto in termini di tempo e risorse.  


 


La definizione del vincolo ai ricavi ammessi rappresenta forse l’elemento centrale della presente 


consultazione. Federutility accoglie con favore il ventaglio di pr oposte di AEEG mirate a 


garantire stabilità e certezza del flusso di ricavi  per le imprese di distribuzione, nel rispetto 


del principio di semplicità amministrativa. In termini generali, esclusa l’ipotesi B.1 che prevede 


il mantenimento della regolazione vigente, la diminuzione (B.2) o l’eliminazione (B.3 e B.4) 


dell’impatto della quota energia dovrebbe contenere il rischio volume associato all’attuale 


strutturazione della tariffa che potrebbe penalizzare le imprese in un momento di congiuntura 


economica e di crisi dei consumi e in ogni caso produrre un andamento dei ricavi non coerente con 


la struttura prevalentemente fissa dei costi del distributore. Il tema resta l’individuazione del/i 


parametro/i che minimizzano le variazioni tariffarie stabilizzando nel tempo il vincolo ai ricavi per 


un’impresa di distribuzione. 
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Poiché dobbiamo ritenere che la tariffa di riferimento sia sostanzialmente una tariffa “virtuale” che 


è volta a determinare il vincolo dei ricavi ammessi ma non incide sulle attuali strutture tariffarie 


obbligatorie per le tipologie di utenze, che AEEG propone di mantenere inalterate anche nel quarto 


periodo regolatorio, riteniamo che siano preferibili in subordine le ipotesi B.2, sostituendo alla 


quota potenza una quota dipendente dal numero di punti di prelievo differenziata per livello di 


tensione, ovvero l’ipotesi B.4 (per tale ultima opzione sarà necessario assicurasi, nel 


dimensionamento del valore di partenza 2012, che non vi siano effetti indesiderati di discontinuità 


o mancati recuperi di ricavi tariffari quali quelli registrati nel passaggio al nuovo regime di tariffa di 


riferimento per il settore gas). 


 


La preferenza è dettata essenzialmente dalle seguenti considerazioni: l’opportunità di parametrare 


la tariffa in relazione a elementi stabili nel tempo e di facile definizione – in tal senso il parametro 


“potenza impegnata” appare di più difficile gestione e manutenzione rispetto, ad esempio, al 


parametro “numero di punti di prelievo ad un dato livello di tensione” – e la volontà di mantenere 


un riscontro oggettivo relativo alla quota energia per avere evidenza dell’andamento dei flussi di 


energia sulla propria rete.  


 


Relativamente ai volumi di servizio utilizzati per la fissazione dei parametri iniziali (in vigore 


nell’anno 2012) si ribadisce quanto già espresso nei paragrafi precedenti. Onde evitare che la 


contrazione nei prelievi possa influenzare negativamente la tariffa, si propone che venga presa a 


riferimento una media pesata del periodo 2008-2010 attualizzando i singoli anni al valore del PIL 


sommato ad un ulteriore 1,5% (che rappresenterebbe l’incremento medio del consumo di energia 


in condizioni standard) –. In tal modo si ritiene possa essere evitato il rischio di mancata copertura 


completa dei costi sostenuti effettivamente dalle imprese di distribuzione. Tali accorgimenti 


risultano tanto indispensabili anche e soprattutto in relazione al prospettato passaggio verso un 


dimensionamento della tariffa di riferimento su quote fisse, sia in caso di ipotesi B.2, sia, ancor 


maggiormente, in caso di ipotesi B.3. o B.4. Infatti in tale scenario, i minori volumi registrati 


nell’anno 2010 a base del vincolo implicito, si tradurrebbero, chiaramente, in minor costo 


riconosciuto per l’anno 2012. Tale valore di costo, tuttavia, originerebbe Ricavi Ammessi per il 


Quarto periodo regolatorio in ragione dell’evoluzione della variabile di scala “potenza” o “n.POD” e 


non più (o almeno in misura molto ridimensionata nell’ipotesi B.2) dell’energia distribuita. In tal 


modo una eventuale ripresa dei volumi distribuiti in corso di Quarto periodo non si tradurrebbe in 


una corrispondente ripresa dei ricavi ammessi, fatto invece implicitamente assicurato mantenendo 


l’attuale peso (fisso/variabile) delle variabili di scala. 


 


 


Non risulta condivisibile la definizione di una tariffa di riferimento basata sui costi standard 


nazionali per quanto riguarda la commercializzazione. I costi operativi riconosciuti per l’attività 
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di commercializzazione occorre siano specifici per impresa. Di converso, la metodologia 


proposta dall’Autorità non consente di intercettare le peculiarità che connotano i diversi contesti 


aziendali, come quelli, in cui si è proceduto ad una rigorosa separazione (unbundling) dei sistemi e 


dei processi sottesi alle attività di commercializzazione. Al fine di dare piena coerenza alle logiche 


che presiedono al riconoscimento dei costi operativi e di capitale del servizio di distribuzione nel 


suo complesso, si propone pertanto l’applicazione di un coefficiente modulativo che permetta di 


operare una differenziazione nell’individuazione dei costi specifici aziendali. 


 


Non è condivisibile l’equiparazione tariffaria tra punti di prelievo e punti di interconnessione tra reti 


di distribuzione. Valgono, infatti, le medesime considerazioni espresse in precedenza: notevole 


impatto sui sistemi informativi e necessità di informazioni di dettaglio circa la potenza al punto di 


interconnessione. Si propone pertanto il mantenimento dell’attuale trattamento dei corrispettivi, con 


l’applicazione del vincolo nazionale e l’integrazione del regime di perequazione dei ricavi del 


servizio di distribuzione mediante l’introduzione di un elemento (addendo) ulteriore apposito, 


rapportato al vincolo aziendale. 


 


Al fine di poter esprimere con consapevolezza un parere circa le proposte in tema di perequazione 


dei ricavi del servizio di distribuzione, è da tener presente che l’analisi non può prescindere dalla 


pubblicazione da parte di AEEG dei coefficienti α, β, γ, δ, k dei ricavi ammessi perequati a 


copertura dei costi operativi relativi all’anno 2010 e aggiornamento degli stessi a copertura dei 


costi di capitale (punto 16.5 e seguenti). 


Occorre inoltre che AEEG pubblichi anche i coefficienti della quota parte di tariffa a remunerazione 


degli ammortamenti sul ricavo tariffario 2010. Implicitamente dovrebbe essere il complementare a 


uno della somma delle quote parte della tariffa a remunerazione del capitale investito e dei costi 


operativi. 


 


Si richiede anche di fornire un’indicazione del valore del costo operativo medio nazionale per 


l’anno 2012, a cui applicare il coefficiente Γm d’azienda determinato al punto 16.5. Si chiede 


conferma che il corrispettivo CTR debba essere applicato non solo da Terna verso le imprese 


distributrici, ma anche dalle stesse imprese distributrici nei confronti di eventuali imprese 


distributrici sottese (par. 9), come ad oggi previsto dall’art. 14 comma 1 lettera a) del TIT.  


Servirebbe altresì un chiarimento circa il perimetro di applicazione delle proposte inerenti la 


struttura della tariffa di riferimento (punto 14.6 e seguenti): le ipotesi prospettate sembrano 


riguardare anche gli usi domestici ma se ne chiede conferma. 


 


Si chiede inoltre conferma che entrambi i regimi di perequazione per gli usi propri della 


trasmissione e della distribuzione (art. 38 TIT e art. 13quater TIV) siano confermati per l’anno 2012 


(punto 16.10 e seguenti).  
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Non si concorda con l’eliminazione della componente cs della perequazione dei costi di 


distribuzione su reti di media e bassa tensione. I presupposti sui quali AEEG basa 


l’eliminazione della suddetta componente non appaio no fondati:  non solo non vi sono 


evidenze che dimostrino che il tasso di cambio fornitore si sia stabilizzato, ma non vi è alcuna 


garanzia che in futuro il tasso di switching possa attestarsi su valori costanti, né tantomeno può 


ritenersi che il numero di switching sia uniforme sul territorio nazionale. Si ritiene pertanto 


necessario che venga mantenuto il sistema attuale. 


 


Limitatamente alla perequazione misura, al fine di poter valutare l’impatto delle proposte di 


revisione, si chiede di conoscere quali siano i criteri che informano tale regime, ovvero di poter 


disporre degli algoritmi della perequazione misura per gli anni 2010 e 2011, ad oggi ancora 


oggetto di consultazione, nonché di esplicitare la metodologia di calcolo di tale perequazione per il 


quarto periodo regolatorio.  


 


In relazione alle tariffe per i produttori si chiede conferma che, nel mantenere l’attuale 


impostazione del TIT (come riportato al par. 23.4), sia anche mantenuta la componente 


perequativa connessa (di cui all’art. 38 del TIT), che assicura la copertura dei costi di trasmissione 


per i distributori. 


 


Per quel che concerne infine la perequazione per le utenze domestiche (punto 22.9 e seguenti), 


stante la necessaria diversità tra la tariffa di riferimento D1 nazionale e quella specifica aziendale 


D1m, si chiede conferma che per le ipotesi C.1 e C.2 la perequazione sia calcolata come 


differenza tra la tariffa D1m e le tariffe obbligatorie D2 e D3, con queste ultime tendenti a D1 


nazionale. Di conseguenza, si chiede altresì conferma che a regime la differenza tra la tariffa D1m 


e la tariffa D1 nazionale rientri nella perequazione dei ricavi di distribuzione (punto 16.3 e 


seguenti), in considerazione della soppressione della perequazione D1m vs D2 e D3 (punto 


22.15).  


 


Si richiede infine conferma anche del mantenimento della perequazione delta perdite. 


 


Federutility rappresenta nuovamente, anche in base a quanto riportato sopra, la necessità che il 


sistema tariffario giunga, per quanto possibile, ad un livello di semplificazione sempre più elevato 


assicurando, nel contempo, la massima trasparenza dei meccanismi che ne governano la gestione 


(determinazione ex ante, aggiornamenti, perequazioni ex post). 


 


L’evoluzione del sistema tariffario verso meccanismi di più immediato controllo e verifica da parte 


di AEEG potrà trovare applicazione anche in presenza di Operatori di dimensioni maggiori di quelle 
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attuali; come noto, il Regolatore inglese è giunto a particolari forme di regolazione anche in ragione 


di un numero limitato di interlocutori (7 Distributori su tutto il territorio UK). La dimensione degli 


Operatori consente, quindi, al Regolatore di conseguire forme di governo del settore che altrimenti 


non sono possibili.  


A tali elementi legati prettamente alla “politica di regolazione” (ovvero alle scelte delle tecniche di 


regolazione adottate) si affiancano quelle di natura economica, dove la dimensione dell’Operatore 


rileva sicuramente per il livello di efficienza che il Regolatore vuole conseguire, a maggior ragione 


qualora il sistema italiano volesse evolvere da uno schema efficiency-based verso un modello 


output-based, come si rileva da elementi emersi nella consultazione. 


 


Con riferimento ai mercati internazionali – non necessariamente energetici - la crescita 


dimensionale degli Operatori industriali cui si è assistito nell’ultimo decennio è stata motivata o 


dalla necessità di resistere alle forze concorrenziali del mercato stesso o dalla volontà di 


condizionare il mercato, ragion per cui si è assistito a fenomeni mossi dalla logica “too big to fail”. 


In un mercato regolato quale quello della distribuzione elettrica, dove non esiste concorrenza per il 


mercato e per acquisire quote di mercato, l’unico obiettivo che potrebbe muovere Operatori a 


convergere verso forme di aggregazione è sicuramente quello di sviluppare ancor più forme di 


efficienza operative, a fronte della crescente complessità e impegno finanziario delle attività alle 


quali i Distributori saranno chiamati. 


 


Tali elementi inducono la Federazione a sostenere c he appare opportuno che la regolazione 


del quarto periodo tariffario consideri, in maniera  analoga a quanto già previsto nel terzo 


periodo, forme di sostegno a tutte le aggregazioni tra Distributori che vedano interessati 


Gestori di rete diversi dall’Operatore dominate.  
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Osservazioni in merito alle proposte contenute nel DCO 42/11  


Prima di procedere alle risposte si intende formulare alcune osservazioni generali sui criteri di 


determinazione delle tariffe dei servizi di trasmissione e distribuzione, nell’ambito del 


procedimento più generale di determinazione delle condizioni economiche per il periodo di 


regolazione 2012-2015. L’Autorità nel DCO 29/11 sottopone a consultazione i meccanismi di 


determinazione dei costi operativi e di capitale riconosciuti ai servizi per la fissazione delle tariffe 


base, nonché la metodologia di calcolo dei ricavi ammessi e delle variazioni dei costi annuali nel 


periodo 2012-2015. Nel DCO 34/11, l’Autorità ha l’obiettivo principale di raccogliere suggerimenti 


e proposte sui meccanismi di regolamentazione economica dei nuovi investimenti, anche alla luce 


delle prospettive di evoluzione delle reti di trasmissione e distribuzione e dei servizi sottesi a 


fronte del cambiamento del sistema elettrico sotto la spinta del c.d. Green Package. Nel DCO 


34/11 l’Autorità prevede tra l’altro un percorso di evoluzione dell’incentivazione degli investimenti 


da meccanismi puramente input based a formulazioni che prevedano almeno in parte verifiche e 


riconoscimenti output based. Nel presente DCO 42/11 l’Autorità sottopone a consultazione le 


modalità di allocazione dei costi agli utenti del servizio, prevedendo tra l’altro un consistente 


spostamento dall’attuale criterio di copertura (prevalentemente attraverso i consumi) ad un 


criterio basato in prevalenza su costi fissi.  


Si vuol far presente che vi è una stretta correlazione tra gli aspetti sottoposti a consultazione e si 


vogliono qui richiamare almeno due aspetti di fondo.  


Lo spostamento verso una tariffa fissa richiede una più efficace ed efficiente corrispondenza tra i 


costi riconosciuti e i costi tariffati, non solo per tipologia (fissi o variabili) ma anche temporali. Un 


approccio non standardizzato di determinazione dei costi e un riferimento a costi storici non 


analitici (come quello attuale) da un lato non consentirebbe una corretta valutazione degli effetti 


redistributivi sui consumatori (rischio di sussidi incrociati), dall’altro avrebbe il rischio di limitare 


gli incentivi delle imprese regolate all’efficienza e all’innovazione in quanto il costo non sarebbe 


commisurato né a variazioni incrementali dell’output offerto, né all’andamento di lungo termine.  


Lo spostamento verso una tariffa fissa deve tenere conto degli effetti sul futuro approccio alla 


regolazione. Se gli orientamenti dell’Autorità si muovono verso una regolazione basata sulle 


performance dei servizi regolamentati occorre tener presente che la fissazione ex ante di ricavi 


riconosciuti indipendente dai consumi avrebbe senso per la determinazione della componente 


tariffaria a copertura del servizio minimo (quello necessario a mantenere il c.d. servizio 


universale) ma non a rispondere all’evoluzione del mercato sia dal lato dell’offerta (investimenti in 


sviluppo rete) sia della domanda (investimenti in tecnologie che migliorano le modalità di utilizzo 


delle reti e dei servizi energetici). In questi ultimi casi, infatti, il principio che dovrebbe essere 


seguito dalla regolazione output based è di commisurare i ricavi ammessi non solo ai costi ma 
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anche agli effetti e alle performance dell’investimento, eventualmente includendo tra i ricavi anche 


gli effetti in termini di esternalità per il sistema (costi indiretti). In molti casi effetti e performance 


sono correlate a comportamenti sui consumi energetici, comportamenti che potrebbero essere 


disincentivati in presenza di tariffe forfettarie.  


 


S1 Come si valuta l’ipotesi di allocare i costi relativi al servizio di trasmissione tenendo 


conto anche del livello della potenza impegnata e di introdurre una componente 


tariffaria TRAS binomia, limitatamente alle tipologie connesse in alta e altissima 


tensione? Motivare la risposta. 


Negativamente a meno di non modificare l’attuale modello di regolazione. L’attuale meccanismo di 


regolazione della componente tariffaria TRAS a francobollo implica che tutti i consumatori 


partecipino al pagamento della componente standard di trasmissione indipendentemente dalla loro 


localizzazione. Il criterio di segmentare la tariffa per tipologia di utilizzatori (connessi in AT-AAT, 


altri) e contestualmente correlarla alla potenza impegnata non è coerente con il principio di 


corretta imputazione dei costi di trasmissione. I costi di trasporto, infatti, dipendono dalla distanza 


del punto di prelievo dal nodo di rete e dalla capacità di trasporto occupata (distanza tra unità di 


produzione e unità di consumo) e non dalla tecnologia/applicazione d’uso. Una più efficiente 


allocazione dei costi di trasporto potrebbe essere ottenuta prevedendo una componente TRAS per 


MW/km ma non sarebbe giustificata unicamente dall’unità  del singolo consumatore o della 


tipologia contrattuale (tensione nominale > 220kV), a meno di non fornire evidenza di una 


differenziazione dei costi delle infrastrutture per diversi livelli di tensione.  


 


S2 Come si valuta l’ipotesi di segmentare il perimetro dei costi delle infrastrutture di 


rete, introducendo differenti gradi di condivisione dei costi a esse relative? Motivare la 


risposta. 


Si ritiene applicabile solo sotto specifiche condizioni: a) che le reti dedicate siano effettivamente 


isolate, ovvero svolgano funzioni di immissione e prelievo di energia elettrica all’interno del 


perimetro senza gravare sul sistema elettrico (condiviso); b) che siano facilmente circoscrivibili i 


costi imputabili a tali infrastrutture e verificabile la corretta imputazione da parte degli operatori di 


rete. La regolamentazione deve limitare i rischi di sussidi incrociati dei costi di rete tra gli utenti, 


ma anche evitare che raggruppamenti d’utenza o reti dedicate comportino una limitazione del 


perimetro dei consumatori sottoposti a concorrenza nel mercato della vendita dei servizi finali (ivi 


incluse soluzioni di ottimizzazione dei consumi e miglioramento dell’efficienza energetica).  
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S3 Come si valuta l’ipotesi di mantenere la tipologia di contratto per utenze in altissima 


tensione con una tensione nominale tra le fasi superiore a 220 kV, come definito per il 


terzo periodo regolatorio? Motivare la risposta. 


Si ritiene condivisibile l’applicazione di uno standard di correzione delle perdite di rete specifico 


per queste utenze, mentre non si ritengono giustificate le altre condizioni (risposte S1 e S2). 


 


S4 Come si valutano le ipotesi di differenziazione della componente TRAS e di esenzione 


dall’applicazione delle componenti tariffarie a copertura dei costi delle infrastrutture di 


rete in alta tensione rimaste nel perimetro delle imprese distributrici? 


Si ritiene condivisibile la valutazione dell’Autorità che “le porzioni di rete di distribuzione in alta 


tensione rimaste nel perimetro della distribuzione siano da considerarsi come prevalentemente 


funzionali alla fornitura dell’energia elettrica agli utenti connessi in alta, media e bassa tensione, 


mentre risulta arduo riconoscere un nesso funzionale rispetto all’erogazione del servizio agli utenti 


connessi a tensioni superiori a 220kV”. 


Le utenze connesse a tensioni superiori a 220 kV dovrebbero pertanto essere escluse dalla 


copertura dei costi delle porzioni di rete di distribuzione. 


S5 pag. 14 


In relazione alla struttura della tariffa di trasmissione per le imprese distributrici, quale 


ipotesi si ritiene preferibile? Motivare la risposta. 


In linea generale concordiamo sulla necessità di provvedere alla copertura dei costi di 


trasmissione con ricavi ottenuti da componenti fisse della tariffa e non da valori commisurati a 


energia consumata. I ricavi correlati ai consumi di elettricità possono inoltre disincentivare 


politiche di efficienza energetica da parte delle utilities abilitate alla vendita o alla promozione 


dell’efficienza energetica negli si finali (distributori integrati, distributori obbligati in TEE). Il 


decoupling, cioè un meccanismo di tariffazione che spezzi il legame tra ricavi ammessi (a 


copertura dei costi riconosciuti) e consumi di energia elettrica, è quindi maggiormente cost-


reflective e riduce il c.d. throughput incentive. Nel caso della trasmissione, inoltre, previene il 


rischio di erosione del margine di contribuzione dovuto alla perdita dei ricavi conseguente ad 


aumento della generazione distribuita e rende quindi l’operatore di rete maggiormente favorevole 


alle politiche di promozione della GD.  


Un tale meccanismo tuttavia implica la considerazione di aspetti da non sottovalutare:  
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a) l’utilizzo di un metodo di garanzia dei ricavi assoluto come quello individuato nell’ipotesi 


A.2 o meccanismi automatici di aggiustamento (a conguaglio o correnti) delle tariffe per tenere 


conto della perdita dei ricavi effettivi rispetto a quelli ammessi in presenza di componenti tariffarie 


fisse maggiormente correlate a ricavi prospettici e quindi a costi prospettici. In sostanza il criterio 


di riconoscimento del 100% dei costi di capitale e dell’80% dei costi operativi calcolati con attuali 


criteri coperto da tariffa potrebbe essere in prospettiva inefficiente e garantire delle rendite non 


giustificate;  


b) tariffe fisse a copertura dei costi di investimento richiedono maggiore trasparenza sulla 


relazione tra investimento effettuato e beneficio dello stesso per il sistema, nonchè la misurazione 


temporale delle performance dell’investimento stesso. Ad una maggiore certezza sui ricavi deve 


infatti corrispondere non solo maggiore certezza sulla copertura dei costi sostenuti (punto a) ma 


anche un maggior controllo dell’utilità e delle tempistiche d’uso dell’investimento per il sistema; 


c) il parametro di riferimento della componente fissa (risposte S1 e S2) che nel caso della 


rete di trasmissione andrebbe commisurato alla distanza e alla capacità di trasporto occupata più 


che alla tipologia contrattuale dell’utente.  


 


S6 pag. 14 


Come si valuta l’ipotesi di non considerare i punti di interconnessione virtuale alla rete 


di trasmissione nazionale in alta tensione, al fine del computo e di conseguenza 


dell’applicazione del CTR? Motivare la risposta. 


Positivamente, in quanto rispondente a principio di aderenza ai costi della sola componente di 


trasmissione. I punti di interconnessione virtuale alla RTN rappresentano punti di connessione di 


un impianto di produzione ad una rete di distribuzione, pertanto mentre ha senso l’identificazione 


nel perimetro del TSO con riferimento ai servizi di dispacciamento non si giustifica la 


corrispondenza del costo di trasporto con la componente CTR.    


 


S7 Si ritiene più opportuno limitare la soppressione alle sole reti dove risulta prevalente 


l’inversione del flusso di energia? Se sì, quale livello di soglia viene proposto per 


l’identificazione di tali reti? 


In linea generale sì, anche se il criterio migliore sarebbe quello di identificare i costi di sistema 


indotti dallo sviluppo della generazione distribuita e imputarli a carico dei generatori (attraverso 


minori oneri di sistema da gettito tariffe incentivanti o nella componente dispacciamento o 


perequazione). In ogni caso si ritiene che, almeno inizialmente (periodo in cui sviluppo smart grids 
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solo a progetto), la soppressione del beneficio sia limitata all’inversione di flussi di potenza sul 


trasformatore AT/MT quindi solo nelle sezioni AT/MT delle cabine primarie.  


 


S8 Si concorda con l’ipotesi di introdurre coefficienti di aggiornamento che riflettano, 


per ciascun livello di tensione, le variazioni del costo del capitale investito? In caso di 


risposta negativa, motivare la risposta. 


Sì in quanto i costi di investimento e gestione della rete – svincolati dalla commercializzazione - 


andrebbero a beneficiare gli utenti (suppliers e consumatori) connessi alla rete. I coefficienti 


dovrebbero comunque essere costruiti tenendo conto di indicatori di prestazione e output offerti 


dalla rete.   


 


S9 Si concorda con la proposta dell’Autorità di differenziare la tariffa di riferimento a 


copertura dei costi di commercializzazione tra imprese che svolgono il servizio in modo 


integrato e imprese che hanno separato le funzioni? Motivare la risposta. 


No, se in costo per tipologia di contratto in quanto si ritiene possa costituire un vantaggio in capo 


ai venditori integrati nel mercato retail. Sebbene i costi di commercializzazione di un’impresa che 


svolge in modo integrato le funzioni  di trasporto e vendita (contratto tutela) sia inferiore rispetto 


alle imprese che svolgono il servizio separatamente, la fissazione di una tariffa di riferimento 


differenziata non fornirebbe ai consumatori un segnale di prezzo di mercato (e non specifico di 


utente connesso) e potrebbe scoraggiare il cambiamento di fornitore.  


La differenza di costo potrebbe essere prevista nel vincolo dei ricavi ammessi di impresa (nel 


meccanismo di perequazione dei ricavi) ma non nella determinazione della tariffa di riferimento 


nazionale (allocazione dei costi alle tipologie di contratto).   


 


S10 Si concorda con l’ipotesi di mantenere inalterata la struttura delle tariffe 


obbligatorie per il servizio di distribuzione? In caso di risposta negativa, esporre le 


motivazioni alla base della risposta. 


Sì 


 


S11 Si concorda con l’ipotesi di introdurre una componente della tariffa di riferimento a 


copertura dei costi delle infrastrutture di distribuzione in alta tensione espressa in 
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centesimi di euro/punto di prelievo/anno? Si condivide l’ipotesi di escludere le utenze 


connesse con una tensione nominale tra le fasi superiore a 220 kV da tale componente?  


Sì, in relazione con risposta S4   


 


S12 Si ritiene opportuno estendere la possibile esenzione dalla componente a copertura 


delle infrastrutture di distribuzione in alta tensione anche alle utenze connesse con un 


livello di tensione tra le fasi pari a 220 kV? 


No, in quanto non svolgono un ruolo di back up agli utenti della RTN in eventuali situazioni di 


emergenza.    


 


S13 Si concorda con le modalità previste per regolare le partite nei punti di 


interconnessione tra reti di distribuzione? Motivare la risposta. 


Sì, in quanto risulta coerente con il principio di aderenza ai costi e funzionale alla maggiore 


semplicità amministrativa derivante dal nuovo meccanismo di perequazione dei ricavi 


(accorpamento) 


 


S14 Si concorda con la proposta di semplificazione e accorpamento dei meccanismi di 


perequazione? Motivare la risposta. 


Sì, l’accorpamento consente da un lato una relazione diretta tra regolatore e singole imprese 


regolamentate per la determinazione del ricavo ammesso rispetto ai costi specifici d’impresa; 


dall’altro di rendere più semplice e trasparente la bolletta per il consumatore (annullamento delle 


compenti UC e rilevazione della tariffa di distribuzione) 


 


S15 Si concorda con l’ipotesi di non introdurre un ulteriore meccanismo di perequazione 


a copertura dei costi di switching? Motivare la risposta 


Sì, si concorda sul fatto che le maggiori informazioni su processi di switching (numerosità e 


direzione) e su costi amministrativi sottesi disponibili oggi rispetto al 2009 consente di tenere 


conto di tali costi nella componente di costo preventivo. Inoltre l’abolizione del meccanismo di 


perequazione è in linea con il passaggio a Sistema Informativo Integrato che dovrà prevedere un 


meccanismo di copertura dei costi dell’organizzazione e gestione amministrativa centralizzata del 


processo di switching.    
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S16 Si concorda con tale ipotesi di trattamento dei costi connessi all’alimentazione dei 


punti di prelievo destinati ad usi propri della trasmissione e della distribuzione? 


Si concorda solo parzialmente. Si ritiene infatti necessario eliminare il meccanismo di 


perequazione dei costi a copertura dei costi per “autoconsumi” (trasporto, acquisto energia) 


vigente ma non sulla soluzione individuata (costo operativo riconosciuto). Tale soluzione appare, 


infatti, non in linea con quanto disposto dalla stessa direttiva 2009/72/CE che prevede che i 


gestori di rete acquisiscano l’energia che utilizzano per coprire le perdite di energia e la capacità di 


riserva del proprio sistema secondo procedure trasparenti, non discriminatorie e basate su criteri 


di mercato. Andrebbe pertanto individuato un meccanismo maggiormente orientato al mercato e 


che consenta un confronto dei prezzi di acquisto offerti dai singoli operatori rispetto ad uno 


strumento  amministrato quale la fissazione di una tariffa.  


 


S17 Si concorda con l’ipotesi di enucleare dalla componente MIS(INS) una quota 


relativa alla copertura del residuo non ammortizzato di misuratori elettromeccanici 


sostituiti con misuratori elettronici ai sensi della deliberazione n. 292/06 riconosciuto ai 


fini regolatori? Motivare la risposta. 


Si, ma solo relativamente alla somma dei costi di copertura del residuo non ammortizzato di 


misuratori effettivamente sostituiti e non relativamente ad un costo riconosciuto unitario per 


punto di prelievo servito basato su un parco di misuratori teorico ex obblighi previsti dalla del. 


292/06. 


 


S18 Quale, tra le ipotesi proposte, si ritiene preferibile per il quarto periodo regolatorio 


e per quali motivi? Proporre eventuali ipotesi ulteriori che si ritengono migliori, 


spiegandone il perché. 


L’ipotesi C2 in quanto il riequilibrio delle tariffe e delle componenti tariffarie ai costi dei servizi 


regolati è un requisito fondamentale per evitare discriminazioni, trasferimenti incrociati di risorse 


tra utenti/settori di attività e distorsioni della concorrenza. L’evidenza dei costi effettivi dei servizi 


regolati e in monopolio consentirebbe una maggiore operatività dei meccanismi concorrenziali in 


quanto consentirebbe l’effettiva separazione dei costi sottostanti a tali funzioni non solo per i 


consumatori finali, ma anche per i venditori del servizio dando evidenza dei margini delle 


componenti concorrenziali di commercializzazione. 
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I meccanismi di tutela devono essere opportunamente separati dal mercato retail generalizzato a 


tutti i consumatori. Un’eventuale estensione del perimetro del campo di applicazione della tariffa 


sociale andrebbe opportunamente giustificata (ragioni della tutela) e separata nei costi, in linea 


con quanto stabilito dalla direttiva 2009/72/CE che prevede che “Gli Stati membri adottano misure 


adeguate per tutelare i clienti finali ed assicurano in particolare ai clienti vulnerabili un’adeguata 


protezione. In questo contesto, ciascun Stato membro definisce il concetto di cliente vulnerabile 


che può fare riferimento alla povertà energetica e, tra le altre cose, al divieto di interruzione della 


fornitura di elettricità a detti clienti nei periodi critici. Gli Stati membri garantiscono che siano 


applicati i diritti e gli obblighi relativi ai clienti vulnerabili. In particolare, essi adottano misure di 


tutela dei clienti finali nelle zone isolate” (art. 3, paragrafo 7). La stessa direttiva stabilisce che 


“Gli Stati membri adottano misure adeguate, quali la formulazione di piani di azione nazionali in 


materia di energia, le prestazioni a titolo dei regimi previdenziali volte a garantire il necessario 


approvvigionamento di elettricità ai clienti vulnerabili o un sostegno ai miglioramenti in termini di 


efficienza energetica, al fine di affrontare la povertà energetica ove riscontrata, compreso nel 


contesto più ampio di povertà. Tali misure non ostacolano l’apertura del mercato prevista 


all’articolo 33 e il funzionamento del mercato e vengono notificate alla Commissione, se del caso, 


in conformità delle disposizioni del paragrafo 15 del presente articolo. Detta notifica può altresì 


comprendere le misure avviate nell’ambito del sistema di previdenza sociale generale” (art. 3, 


paragrafo 8).  


 


S19 Quali limiti di consumo annuo si ritengono opportuni per l’articolazione in scaglioni 


della tariffa? Motivare. 


La progressività della tariffa dovrebbe essere commisurata ai costi variabili da riconoscere nei 


ricavi ammessi. La direzione regolamentare è infatti quella di procedere ad un decoupling parziale 


tra ricavi ammessi e componente variabile della tariffa (c€/kWh), giustificato dalla correlazione tra  


tipologia di costo riconosciuto e modalità di copertura. Gli scaglioni andrebbero determinati in 


relazione alle economie di scala e agli effetti sui costi da un lato e all’obiettivo di ridurre il rischio 


del c.d. throughput incentive che limiterebbe l’attuazione di politiche di promozione dell’efficienza 


energetica e della generazione distribuita (autoconsumo).  


Non sono disponibili dati sufficienti a stabilire a priori i limiti di consumo annuo per la 


determinazione degli scaglioni di consumo. In ogni caso questi andrebbero determinati anche alla 


luce di un eventuale futuro spostamento della componente variabile verso componenti fisse della 


tariffa dei servizi regolati.    
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COMMENTI ED OSSERVAZIONI IN MERITO AL DOCUMENTO DI 
CONSULTAZIONE DCO 42/11: CRITERI PER LA DEFINIZIONE  DELLE 
TARIFFE PER L'EROGAZIONE DEI SERVIZI DI TRASMISSION E, 
DISTRIBUZIONE E MISURA DELL'ENERGIA ELETTRICA PER I L 
PERIODO 2012 -2015. CRITERI DI ALLOCAZIONE DEI COST I, TARIFFE, 
VINCOLI AI RICAVI E PEREQUAZIONE. 
 
Premessa 
L’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas (di seguito: Autorità), dopo aver illustrato, nel 
DCO 29/11, i propri orientamenti sul tema dei costi riconosciuti per il servizio di 
distribuzione e misura e sui relativi criteri di calcolo, con il documento di consultazione 
in oggetto (di seguito DCO) propone i criteri per l’allocazione di tali costi tra le 
tipologie di utenze, per il calcolo delle tariffe  da applicare all’utente finale e quelle 
concorrenti alla formazione del vincolo ai ricavi  aziendali. 


L’orientamento dell’Autorità in merito ai temi appena accennati è di dare continuità al 
metodo sin ora utilizzato per la definizione delle tariffe obbligatorie, pur non 
rinunciando ad introdurre novità sostanziali come la tariffa di riferimento differenziata 
per impresa e l’eliminazione di gran parte dei meccanismi di perequazione ad oggi 
vigenti a favore di uno più snello per garantire una maggiore semplicità amministrativa 
e trasparenza dei risultati. 


 A tal proposito, A2A ribadisce quanto già espresso nelle proprie osservazioni al DCO 
29/11: la metodologia proposta deve garantire pienamente l’ invarianza economico-
finanziaria rispetto a quella ad oggi utilizzata.  


[OMISSIS]  


Il presente documento, finalizzato ad analizzare le proposte avanzate dall’Autorità ed a 
rispondere puntualmente agli spunti contenuti nel DCO, è composto, oltre che dalla 
presente premessa, dal successivo paragrafo 1 in cui saranno esaminati gli spunti di 
consultazione aventi impatto sul servizio di distribuzione, dal paragrafo 2 dedicato al 
servizio di misura ed, infine, dal paragrafo 3, dove saranno esposte le posizioni di 
A2A in merito alla regolazione tariffaria per le utenze domestiche, produttori  e 
ricarica  dei veicoli elettrici e dal paragrafo 4, incentrato sulle agevolazioni per la 
generazione distribuita .  


1. Regolazione Tariffaria per il Servizio di Distribuzione. 
Nella presente sezione saranno affrontate le proposte avanzate nel DCO dall’Autorità in 
materia di regolazione tariffaria aventi impatto sul servizio di distribuzione.  


In particolare, i temi trattati saranno: 


• Tariffe di trasmissione per le imprese distributrici; 
• Agevolazioni per la generazione distribuita; 
• Sistema tariffario per il servizio di distribuzione; 
• Allocazione dei costi alle tipologie di utenza; 
• Vincolo ai ricavi ammessi e tariffa di riferimento; 
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• Tariffe obbligatorie per le tipologie di contratto diverse dalle utenze per usi di 
abitazione; 


• Meccanismi di perequazione e integrazione ai ricavi. 
 


1.1. Tariffe di trasmissione per le imprese distributrici 
Nel DCO, in merito alla riforma della struttura tariffaria del servizio di trasmissione, è 
proposto il passaggio dall’attuale tariffa monomia variabile ed espressa in €c/KWh, ad 
una binomia, composta da una parte, preponderante, fissa a copertura dei costi di 
capitale e di gran parte dei costi operativi ed una, residuale, variabile a copertura dei 
restanti costi operativi.  


La proposta delineata se, da una parte, garantisce all’operatore della rete di trasmissione 
nazionale maggiore stabilità del flusso di ricavi, dall’altra, tuttavia, potrebbe provocare 
il disallineamento temporale dei flussi di cassa del distributore, dato lo scenario 
attuale e prospettico caratterizzato dalla contrazione dell’energia distribuita. Ciò 
potrebbe generare possibili tensioni finanziarie, che costringerebbero l’operatore ad 
aumentare l’esposizione di breve termine verso il sistema creditizio, con le 
conseguenti ricadute in termini di maggiori oneri finanziari, ad oggi particolarmente 
gravosi a causa della profonda crisi economica, che non troverebbero riconoscimento 
nella tariffa di distribuzione.  


Soprattutto, la proposta in discussione sembrerebbe contraria  allo spirito alla base del 
procedimento, ed in particolare agli obiettivi di semplificazione amministrativa e 
progressione verso una regolazione sempre più evoluta.  


Infatti, l’introduzione del meccanismo perequativo ipotizzato graverebbe unicamente 
sui numerosi operatori della distribuzione e avrebbe lo scopo di garantire i ricavi 
dell’unico operatore della rete di trasmissione nazionale (di seguito: RTN). In tutta 
evidenza, ciò significherebbe aumentare notevolmente la complessità amministrativa e 
burocratica degli adempimenti in capo agli operatori ed alla stessa Autorità.  


A riprova di ciò, è opportuno ricordare che  nel II° periodo regolatorio era in vigore,  
seppur con altre finalità, un meccanismo di perequazione per la trasmissione che, 
sebbene non particolarmente gravoso, richiedeva procedure specifiche per 
l’individuazione, analisi e validazione del set di dati da inviare, con conseguenti 
inefficienze e possibilità di errore.  


Infine, gravare gli operatori della distribuzione di un ulteriore meccanismo perequativo 
sarebbe in evidente contrasto con gli obiettivi alla base del nuovo metodo tariffario 
proposto dall’Autorità per il IV° periodo (cfr. punto 16.2 del DCO 42/11), ovvero la 
semplificazione normativa tramite, anche una riduzione dei meccanismi di 
perequazione. 


Per quanto appena detto, A2A, pur ritenendo corretto garantire la certezza dei ricavi 
all’operatore della RTN, dato il suo ruolo strategico per l’intero settore ed il Paese in 
generale, non condivide l’opportunità di introdurre una tariffa binomia e ritiene, al 
contrario, preferibile mantenere l’impostazione attuale.   
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1.2. Sistema tariffario per il servizio di distribuzione 


L’Autorità, nel IV° periodo di regolazione, intende consolidare l’impostazione, 
attualmente adottata, del tariff decoupling integrata da meccanismi di perequazione. 
A questo proposito, la differenza rispetto al passato consiste nella sostituzione di molti 
degli attuali meccanismi di perequazioni con un nuovo meccanismo studiato per 
riallineare i ricavi ammessi differenziati per impresa a quelli effettivi; ciò sarà 
possibile in quanto, nelle intenzioni dell’Autorità, la metodologia proposta per la 
definizione dei costi riconosciuti e della relativa tariffa di riferimento di impresa (cfr. 
DCO 29/11)  riconoscerà ab origine le specificità che necessitano di essere perequate. 


Il processo che l’Autorità intende seguire per raggiungere quest’obiettivo prevede: 


• Individuazione del costo riconosciuto di capitale, sia distinto per singola 
impresa che aggregato;  


• Calcolo in forma aggregata dei costi operativi, a cui sarà applicato il 
meccanismo di price-cap; 


• Allocazione dei costi riconosciuti complessivi alle singole tipologie di contratto;  
• Calcolo delle tariffe di riferimento nazionali tramite l’utilizzo delle opportune 


grandezze fisiche; 


• Derivazione delle tariffe obbligatorie dalle tariffe di riferimento. Queste saranno 
le tariffe effettivamente applicate agli utenti finali;  


• Le tariffe di riferimento per impresa saranno calcolate tramite l’applicazione del 
coefficiente di modulazione dei ricavi relativi ai costi operativi (Γ, specifico per 
impresa) alla tariffa nazionale e considerando i costi di capitale specifici. Queste 
tariffe, a loro volta, definiranno il vincolo ai ricavi di impresa.  


• Le differenze tra i ricavi effettivi e  i ricavi ammessi per singola impresa saranno 
eliminate tramite un meccanismo di perequazione dei ricavi. 


[OMISSIS] 


Di seguito saranno illustrate alcune osservazioni relative ai diversi argomenti trattati nel 
DCO 42/11.    
 


1.3.  Allocazione dei costi alle tipologie di utenza 
L’Autorità propone che la definizione dei livelli di partenza delle tariffe, sia 
obbligatorie che di riferimento , avvenga in continuità con  i precedenti periodi 
regolatori, in modo da minimizzare il rischio regolatorio ed evitare effetti distorsivi, 
possibili alla luce dei futuri sviluppi della domanda di energia. 


In dettaglio ciò significa che i costi riconosciuti per il servizio di distribuzione – inclusa 
la commercializzazione - saranno allocati alle singole tipologie di utenza pro quota in 
base alla percentuale di gettito tariffario registrato, a livello aggregato, per il 2010 
attribuibile alle singole tipologie. 
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L’obiettivo di migliorare l’allocazione dei costi sarà, allora, raggiunto nel medio 
termine, dato che l’Autorità propone di aggiornare i livelli tariffari iniziali, calcolati 
come precedentemente ricordato, con coefficienti specifici che tengano conto degli 
investimenti effettuati dagli operatori per ciascun livello di tensione. 


A2A condivide l’opportunità di dare continuità alla metodologia finora adottata per la 
fissazione dei livelli iniziali. Per quanto riguarda l’aggiornamento, invece, ritiene che 
la proposta dell’Autorità possa essere meglio definita, soprattutto in merito agli 
adempimenti in capo all’operatore in fase d’invio annuale dei dati validi ai fini tariffari. 
 


1.4.  Vincolo ai ricavi ammessi e tariffa di riferimento 
La modalità di definizione del vincolo ai ricavi ammessi e della relativa tariffa di 
riferimento  rappresenta, insieme con il meccanismo di perequazione, il punto focale 
della consultazione in oggetto. A tal proposito, l’Autorità pone in consultazione quattro  
proposte alternative per la definizione della struttura tariffaria del IV° periodo 
regolatorio. In estrema sintesi, oltre alla proposta di mantenere la struttura tariffaria 
attuale, le ulteriori ipotesi prevedono un maggior peso della quota fissa e possono 
essere tra loro differenziate in base al driver utilizzato per il calcolo della quota unitaria 
e per il peso attributi alla quota fissa: 


Ipotesi B.4 Ipotesi B.3 Ipotesi B.2 Ipotesi B.1


Fissa 100% 100% 92%


Variabile 8%
[1] Percentuale calcolata in base alle pesi di capex, opex e amm pubblicate nella AIR 348/07 e alla proposta di allocazione di cui al punto 14.6 del DCO.


Pod Potenza Potenza + Energia
1


                          Driver


Quota               
Pod + Energia


Nessuna modifica delle 


quote attuali


 


Le proposte appena delineate, accomunate dal maggior peso della quota fissa rispetto 
alla soluzione attuale, derivano dall’analisi della realtà attuale e prospettica in cui si 
trovano ad operare le società di distribuzione di energia elettrica, caratterizzata da un 
calo dell’energia distribuita a causa degli stringenti obiettivi di risparmio energetico e 
del forte aumento della generazione distribuita e dell’autoproduzione.  


A2A condivide l’analisi effettuata e sottolinea l’opportunità di aumentare il peso 
della quota fissa nella tariffa di riferimento . A tal proposito, l’ipotesi ritenuta 
preferibile è la B.4, che unisce i vantaggi della stabilità nel tempo e certezza dei ricavi, 
a quelli della semplicità amministrativa .  


 
1.4.1. Commercializzazione 


L’Autorità intende definire le future tariffe di riferimento  a copertura dei costi di 
commercializzazione, sulla base di costi standard nazionali differenziati per classe di 
impresa (integrata distribuzione – vendita, oppure separata) e per tipologia di 
contratto.  


A2A non condivide questa ipotesi e suggerisce di calcolare le tariffe di riferimento  per 
la commercializzazione sulla base dei costi effettivi sostenuti dai distributori. A questo 
proposito, infatti, si deve considerare che il grado di standardizzazione delle attività 
ed i relativi costi operativi e di capitale per la commercializzazione del servizio di 
distribuzione non è comparabile con quello delle infrastrutture  di rete.  
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Inoltre, bisogna sottolineare che proprio le attività legate alla commercializzazione sono 
quelle che più di recente sono state impattate da importanti provvedimenti regolatori, il 
più rilevante dei quali è la separazione delle banche dati, che ha impattato in modo 
differente sulle diverse società di distribuzione.  


Conseguentemente, il costo delle attività di commercializzazione che dovrebbe essere 
riflesso nella tariffa (principio di cost-reflectivity) potrebbe non essere pienamente 
intercettato da un costo standard.  


 
1.5. Tariffe obbligatorie per le tipologie di contratto diverse dalle utenze 
per usi di abitazione 


Attualmente, la struttura  della tariffa obbligatoria applicata ad utenti non domestici è, 
ad esclusione delle utenze di illuminazione pubblica e delle utenze in AT e AAT, di tipo 
trinomio  (Pod/Potenza/Energia). La scelta di tale struttura deriva dalla necessità di 
pervenire ad una tariffa unica  a livello nazionale, con indubbi benefici in termini di 
trasparenza ed indifferenza del segmento della distribuzione per le offerte 
commerciali proposte ai clienti finali. Inoltre, le tariffe sono state calibrate in modo da 
consentire il rispetto del vincolo di bilancio nazionale, mentre le differenze, in 
termini di ricavi ammessi per le singole società, sono colmate da svariati meccanismi di 
perequazione. 


L’impostazione generale proposta per la struttura delle tariffe obbligatorie da applicare 
nel IV° periodo regolatorio non si discosta da quella appena ricordata. Sono presenti, 
tuttavia, alcune novità dovute alle operazioni straordinarie che hanno caratterizzato il 
settore negli ultimi anni e che hanno visto protagonisti l’operatore della Rete di 
Trasmissione Nazionale, Terna, e i principali operatori della distribuzione e che 
hanno determinato la riclassificazione di gran parte delle linee di distribuzione in AT  
da infrastruttura di distribuzione in infrastruttura RTN .  


Le conseguenze di tali operazioni sul sistema tariffario possono essere distinte in base al 
loro impatto sul perimetro dei soggetti a cui applicare le tariffe  obbligatorie e sulle 
componenti tariffarie che questi dovranno riconoscere all’operatore.  


Nel primo caso, l’Autorità ritiene che ai soggetti allacciati in AAT non debba essere 
applicata alcuna componente tariffaria a copertura dei costi di distribuzione in AT  
dato che, a differenza dei precedenti periodi, nel prossimo la maggior parte delle linee di 
distribuzione AT saranno parte della RTN, mentre quelle rimanenti possono essere 
considerate prevalentemente funzionali alla distribuzione dell’energia elettrica in AT, 
MT e BT e non già essenziali per garantire la continuità del servizio agli utenti AAT.  


Nel secondo caso, l’Autorità ritiene sia opportuno introdurre una componente fissa 
annua, espressa in €c/Pod per coprire i costi riferibili alle restanti infrastrutture di 
distribuzione in AT rientranti nel perimetro del servizio di distribuzione, dato il loro 
peso ridotto. 


A2A ritiene condivisibile la proposta di mantenere invariata la struttura tariffaria anche 
per il prossimo periodo regolatorio. Ritiene altresì condivisibile l’ipotesi di introdurre 
una componente fissa a copertura dei residui costi legati alla distribuzione in AT, da cui 
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saranno comunque esentati gli utenti connessi con un livello di tensione tra le fasi 
superiore a 220 kV.  


A quest’ultimo proposito, A2A ritiene preferibile continuare ad applicare la 
componente a copertura dei costi per la distribuzione in AT agli utenti  connessi con un 
livello di tensione tra le fasi pari  a 220 kV, dato che i costi riconosciuti per le 
infrastrutture AT, ancora classificate come distribuzione e funzionali anche per 
garantire il servizio agli utenti AT, necessitano di copertura e l’esenzione di tale classe 
di utenti dalla componente citata, insieme con la redistribuzione di questo onere tra le 
rimanenti tipologie di utenza,  violerebbe il nesso funzionale tra l’erogazione del 
servizio e l’obbligo di riconoscimento dei costi che ciò comporta.   
 


1.6.  Meccanismi di perequazione e integrazione ai ricavi. 
La revisione dei meccanismi di perequazione rappresenta il passaggio più delicato del 
DCO e dell’intero procedimento di revisione del quadro normativo del settore della 
distribuzione dell’energia elettrica, dato il peso determinante dei flussi economico-
finanziari  legati ai risultati di tali meccanismi nel garantire la sostenibilità aziendale sia 
nel breve che nel medio - lungo periodo. 


Pertanto, è necessario sin da ora sottolineare l’impossibilità di effettuare adeguate 
simulazioni quantitative sui probabili effetti del meccanismo in discussione, data la 
parziale indisponibilità dei dati necessari. Conseguentemente, le analisi proposte di 
seguito avranno carattere qualitativo e saranno incentrate sulla metodologia seguita e 
non sulla sua concreta applicazione. 


La proposta avanzata dall’Autorità prevede di far confluire in un unico meccanismo le 
perequazioni ad oggi esistenti. Ciò sarà reso possibile dall’introduzione della tariffa di 
riferimento specifica per impresa: da una parte, infatti, le specificità legate al capitale 
investito saranno intercettate dal calcolo del capitale specifico d’impresa (cfr. DCO 
29/11), mentre, dall’altra, quelle dovute ai costi operativi troveranno riconoscimento, 
nelle intenzioni dell’Autorità, nel meccanismo di modulazione dei costi operativi. 


Conseguentemente, per redistribuire  il gettito tariffario complessivo tra gli operatori   
sarà sufficiente confrontare i ricavi tariffari effettivi  (dati dalla tariffa obbligatoria) 
con il vincolo ai ricavi aziendali specifico (dato dalla tariffa di riferimento e che già 
considera le specificità caratterizzanti l’impresa). 


A2A, a livello metodologico, condivide questa impostazione, che avrebbe il merito di 
semplificare la gestione del meccanismo, tanto per l’Autorità che per l’operatore.  


Come detto, uno degli elementi cruciali  per garantire l’indifferenza, a livello di 
risultati economico-finanziari, del metodo proposto rispetto a quello attualmente in 
vigore è il calcolo del coefficiente di modulazione dei costi operativi  (Γ).  


La modalità di calcolo proposta si basa sull’assunzione che, date le quote parte delle 
tariffe e delle perequazioni a copertura dei costi operativi, è possibile determinare lo 
scostamento dalla media dello specifico operatore confrontando la sua quota parte 
dei ricavi perequati a copertura dei costi operativi ai ricavi tariffari  (che 
rappresentano i ricavi che un ipotetico operatore medio nazionale dovrebbe ottenere). 
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A2A ritiene questa modalità di calcolo adeguata agli scopi che l’Autorità si prefigge. 
Tuttavia, ritiene doveroso ricordare che la condizione essenziale alla base dell’intero 
metodo deve essere l’invarianza  economico-finanziaria.    


2. Regolazione Tariffaria per il servizio di Misura. 
L’impostazione delineata per il servizio di misura presenta, a livello generale, una forte 
continuità con il passato, tanto a livello di allocazione dei costi riconosciuti, che di 
articolazione delle tariffe e dei meccanismi di perequazione.  


Si propone, tuttavia, di migliorare ulteriormente la trasparenza del sistema 
individuando puntualmente, enucleandola dalla componente MIS (INS), la componente 
a copertura del valore residuo da ammortizzare dei misuratori elettromeccanici sostituiti 
ai sensi della deliberazione n. 292/06 MIS (RES). Tale componente sarà calcolata come 
rapporto  tra la quota annua del valore residuo non ammortizzato ed il numero dei 
Pod: sarà, quindi, una componente tariffaria fissa.   


Naturalmente, ciò rende necessario modificare il meccanismo di perequazione dei 
ricavi per il servizio di misura in BT proposto nel DCO 29/11, che sarà scisso in due 
parti. La prima  sarà finalizzata a differenziare i ricavi tra gli operatori in base al loro 
diverso nuovo parco installato ed il suo funzionamento non subirà modifiche, ad 
eccezione dei valori considerati che saranno al netto della componente MIS(RES); al 
contrario, per la seconda, che garantirà la copertura del valore residuo dei misuratori 
sostituiti, l’Autorità propone che la restituzione avvenga per mezzo di un corrispettivo 
unitario  predefinito, calcolato come quota annua, per singolo Pod dotato di 
misuratore elettronico, dell’ammortamento del costo riconosciuto a copertura del 
valore residuo, calcolato in base ad una vita utile standard pari a 16 anni.    


A2A, pur concordando con l’analisi proposta dall’Autorità e con la revisione del 
meccanismo di perequazione dei ricavi di misura in BT, sottolinea l’assenza dei dati 
quantitativi  necessari per poter valutare adeguatamente l’impatto delle proposte 
avanzate sui flussi finanziari e reddituali della società. 


A2A ritiene, inoltre, che la proposta debba essere ulteriormente approfondita, 
specialmente in relazione ai dati necessari per il calcolo del corrispettivo unitario e 
alla vita utile proposta.     


 


3. Regolazione Tariffaria per l’Utenza Domestica, Produttori e Ricarica 
Veicoli Elettrici. 


Nel DCO viene trattata la revisione del quadro normativo riguardante la regolazione 
tariffaria degli utenti domestici, dei produttori e ricarica dei veicoli elettrici. 


Mentre per le ultime due tipologie di utenze le proposte avanzate dall’Autorità danno 
sostanziale continuità alla regolazione già in vigore, per la prima  tipologia è posta in 
consultazione l’ipotesi di una concreta riforma delle tariffe da applicare. 


Nel dettaglio, si propone di continuare, con diversi gradi di certezza, il percorso di 
convergenza delle tariffe obbligatorie D2 e D3 verso la tariffa di riferimento D1. Gli 
approcci proposti per il raggiungimento di tale obiettivo sono, alternativamente:  
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• mantenere l’impianto tariffario attuale, ma definire una tempistica certa per 
ultimare la convergenza; 


• Introdurre  una nuova tariffa obbligatoria, DG, da applicare sin da subito alla 
totalità degli utenti domestici e, contemporaneamente, far convergere le tariffe 
D2 e D3 verso la DG. Il gettito tariffario così ottenuto sarà redistribuito tramite 
un meccanismo di perequazione, che confronterà i ricavi ottenibili  tramite 
tariffe applicabili alle singole tipologie d’utenza a quelli effettivamente ottenuti. 


In entrambi i casi, si propone un orizzonte temporale di 3 periodi regolatori, in modo 
tale da assicurare la necessaria gradualità negli aumenti che inevitabilmente dovranno 
essere sopportati dall’utenza.  


Inoltre, per garantire un grado sempre maggiore di trasparenza, si propone di enucleare 
dalle tariffe la componente UC6 a copertura degli oneri per il miglioramento della 
continuità. 


A2A condivide la necessità di eliminare la differenziazione delle tariffe applicabili 
all’utenza domestica e ritiene preferibile l’ipotesi C.2, ovvero procedere verso la 
convergenza delle tariffe D2 e D3 verso la D1, in quanto offre adeguate garanzie di 
aderenza delle tariffe ai costi. Si ritiene, tuttavia, che l’orizzonte temporale proposto sia 
eccessivo, e non adeguato a garantire un giusto bilanciamento tra le esigenze degli 
operatori e la tutela degli utenti finali; si propone, pertanto, di ultimare la convergenza 
tra le tariffe entro la fine del prossimo periodo regolatorio. Infatti, gli strumenti 
finalizzati alla tutela dei clienti cd “deboli” quali il bonus sociale sono presenti e 
consolidati nel sistema da almeno tre anni. Inoltre, l’applicazione di una sola struttura 
tariffaria (in analogia con quanto previsto per il settore del gas naturale) consentirebbe, 
per le società di vendita, una più agevole gestione delle offerte commerciali nei 
confronti dei potenziali clienti con conseguente maggior comprensibilità da parte dei 
consumatori. Un ulteriore vantaggio per i venditori  è costituito dalla semplificazione 
inerente le tipologie tariffarie applicate dal distributore, con conseguente miglior 
controllo delle fatture di trasporto ed una miglior gestione delle tariffe applicate nei 
confronti del cliente finale. 
 


4. Agevolazioni per la generazione distribuita 
La regolazione attuale, al fine di evitare una sovra-infrastrutturazione della RTN e le 
conseguenti inefficienze operative e di costo che si sarebbero inevitabilmente riflesse 
sugli utenti finali in termini di maggiori tariffe, prevede che sia riconosciuta la 
componente CTR all’energia immessa dai produttori direttamente nella rete di 
distribuzione in media o bassa tensione, dato che ciò evita l’utilizzo, ed i relativi costi 
operativi e di capitale, della rete di trasmissione. 


L’Autorità propone di eliminare tale incentivo, dal momento che, in uno scenario di 
diffusione capillare della produzione da fonti rinnovabili, l’incremento di energia 
immessa potrebbe causare effetti indesiderati in termini di necessità di investimenti. 


A2A non condivide l’analisi effettuata dall’Autorità e le conseguenti soluzioni 
proposte. 
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A livello generale, ed alla luce della sostanziale indifferenza del distributore rispetto al 
gettito da CTR, infatti, sarebbe opportuno trattare l’argomento in maniera più integrata, 
coinvolgendo maggiormente i produttori. che hanno legittimamente tenuto conto di tali 
incentivi nella valutazione economico finanziaria dei propri investimenti si rileva infatti 
che, prima dell’attuale documento di consultazione, non era mai stato ipotizzato 
l’improvviso venir meno di tale incentivazione. 


In coerenza, quindi, con il principio di stabilità regolatoria, non si ritiene né 
condivisibile, né opportuno un simile intervento senza farlo precedere da un apposito 
procedimento di consultazione che coinvolga i soggetti interessati. 


Infine, si ritiene opportuno rilevare che la saturazione delle reti di distribuzione, 
causata dall’aumento nel tempo degli impianti connessi e dalle relative immissioni, 
deve essere valutata in termini incrementali e, conseguentemente, non è corretto 
attribuirla indistintamente alla totalità  degli impianti connessi alla rete in un 
determinato istante temporale. Al contrario, sarebbe più opportuno, eventualmente, 
individuare una data certa a partire dalla quale non sarà riconosciuto l’incentivo agli 
impianti che saranno connessi successivamente alla rete di distribuzione. 


In merito ai progetti pilota relativi all’e-moving, presentati ai sensi della delibera 
ARG/elt 242/10 ci preme sottolineare, analogamente a quanto effettuato per i progetti 
“smart grids”, la necessità di un tavolo tecnico di confronto con gli operatori che 
affronti eventuali criticità riscontrate nella sperimentazione dei progetti. 
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2. INTRODUZIONE 


Nel documento di consultazione n. 42/11 (di seguito DCO) sono delineati gli orientamenti iniziali 


dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas (nel seguito “Autorità”) in relazione alle tematiche inerenti criteri 


di allocazione dei costi, tariffe, vincoli ai ricavi e perequazione. 


Terna condivide tanto gli obiettivi generali del procedimento quanto quelli specifici da perseguire elencati 


al punto 4.9 del DCO. 


Nel seguito del presente documento vengono fornite alcune osservazioni puntuali rispetto ai singoli spunti 


di consultazione ed alcune considerazioni accessorie. 
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3. CRITERI DI REGOLAZIONE TARIFFARIA PER IL SERVIZIO DI TRASMISSIONE 


Si condividono tanto l’orientamento dell’Autorità di confermare gli attuali criteri di allocazione dei costi di 


trasmissione ai clienti finali in base ai quali è calcolata la componente tariffaria TRAS, espressa in centesimi 


di euro/kWh, monoraria e differenziata per livello di tensione in funzione delle perdite di rete, quanto le 


considerazioni espresse al punto 8.2 in merito alla inopportunità di articolare la componente tariffaria TRAS 


per fasce orarie. 


S1. Come si valuta l’ipotesi di allocare i costi relativi al servizio di trasmissione tenendo conto anche del 


livello della potenza impegnata e di introdurre una componente tariffaria TRAS binomia, 


limitatamente alle tipologie connesse in alta e altissima tensione? Motivare la risposta. 


Si condivide lo spunto di consultazione per la maggiore aderenza di una tale tariffa ai costi. 


S2. Come si valuta l’ipotesi di segmentare il perimetro dei costi delle infrastrutture di rete, introducendo 


differenti gradi di condivisione dei costi a esse relative? Motivare la risposta. 


Sebbene in linea di principio si valuti positivamente l’ipotesi rappresentata nello spunto di consultazione 


per la potenziale maggiore aderenza di una tale strutturazione tariffaria ai costi, si ritiene che la sua 


attuazione richieda tempi medio – lunghi,  tanto per individuare i criteri di segmentazione dei costi della 


rete (criteri che verosimilmente andrebbero soggetti a specifica consultazione) quanto per effettuare le 


necessarie raccolte dati. 


S3. Come si valuta l’ipotesi di mantenere la tipologia di contratto per utenze in altissima tensione con 


una tensione nominale tra le fasi superiore a 220 kV, come definito per il terzo periodo regolatorio? 


Motivare la risposta. 


S4. Come si valutano le ipotesi di differenziazione della componente TRAS e di esenzione 


dall’applicazione delle componenti tariffarie a copertura dei costi delle infrastrutture di rete in alta 


tensione rimaste nel perimetro delle imprese distributrici? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S5. In relazione alla struttura della tariffa di trasmissione per le imprese distributrici, quale ipotesi si 


ritiene preferibile? Motivare la risposta. 


Pur ritenendo decisamente preferibile l’ipotesi A.2 (tariffa binomia) per le considerazioni espresse dal DCO 


ai punti 9.1, 9.2 e 9.3, si ritiene opportuno segnalare alcune difficoltà attuative di tale proposta nei tempi 


molto ristretti intercorrenti fra la pubblicazione del DCO e l’inizio del IV periodo regolatorio e si 


propongono alcuni approcci alternativi. 


Allo stato attuale i dati di potenza impegnata e/o disponibile – tanto nei punti di interconnessione fra le reti 


quanto nei punti virtuali di interconnessione con le reti di distribuzione – non essendo utilizzati per alcuna 


finalità commerciale sono tipicamente non disponibili o quantomeno non certificati.  


I punti di interconnessione fra rete di trasmissione nazionale (nel seguito RTN) e reti di distributori di 


riferimento (nel seguito DDR) sono circa 1.500, ma a causa dell’assenza generalizzata di apparati di misura 


su tali punti oggi il CTR distributori viene valorizzato su circa 5.500 punti di misura a valle (cabine primarie, 


clienti in alta tensione, reti RFI, scambi in alta tensione fra DDR, centrali connesse in alta tensione). 


Tanto la identificazione e condivisione con i DDR di una potenza associabile ai circa 1.500 punti di 


interconnessione suddetti, quanto l’ipotesi prefigurata al punto 9.13 del DCO di esperire una perizia per 
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certificare la potenza massima erogabile in ciascun punto di interconnessione appaiono difficilmente 


attuabili prima dell’inizio del IV periodo regolatorio.  


Il DCO omette inoltre di chiarire diversi punti essenziali ad una piena comprensione e ad una compiuta 


analisi di fattibilità della proposta; a titolo di esempio:  


• su quali punti occorrerebbe identificare la potenza? 


• di quale potenza si tratterebbe (potenza installata, potenza disponibile, potenza massima, potenza 


attiva, potenza apparente, ..)? 


• chi dovrebbe certificare tale potenza (il distributore di riferimento come oggi per le misure o 


Terna)?  


• come gestire eventuali cambi di potenza infra-periodali? 


• come applicare il corrispettivo in quota potenza nei punti nei quali il flusso di energia non ha un 


verso univoco? 


Per consentire di ovviare alle criticità evidenziate pur salvaguardando gli obiettivi specifici elencati al punto 


9.4 del DCO si propongono i seguenti approcci alternativi relativamente al calcolo del corrispettivo in quota 


potenza, che sarà eventualmente opportuno approfondire in incontri ad hoc con l’Autorità ed i DDR. 


 


Approccio 1 


Ogni impresa distributrice dovrebbe dichiarare annualmente la potenza installata di ciascuno dei punti di 


misura di propria competenza; il corrispettivo unitario in quota potenza sarebbe calcolato dividendo la 


somma dei costi riconosciuti di capitale (remunerazione del capitale investito riconosciuto e 


ammortamenti) ed una quota parte di costi operativi riconosciuti per la somma delle potenze installate; 


ciascun distributore verserebbe annualmente a Terna in rate mensili un corrispettivo pari alla quota di sua 


competenza della somma delle potenze installate. Un possibile limite di tale approccio è la attuale difficoltà 


a controllare la veridicità e la uniformità interpretativa delle dichiarazioni dei Distributori, con possibili 


conseguenti dispute sulla correttezza della ripartizione fra Distributori della quota di costi riconosciuti di 


trasmissione remunerata in quota potenza. 


Approccio 2 


Per ognuno dei circa 5.500 punti di misura (nel seguito PM) Terna identifica un valore di potenza 


convenzionale, preferibilmente immutabile nel tempo; per la identificazione di tale potenza seguono alcune 


proposte (dalla più semplice alla più complessa): 


• si prende come riferimento l’anno 2009
1
; per ogni PM si considera l’energia complessiva nel 


mese di dicembre 2009, la si trasforma in potenza media e la si utilizza per la determinazione 


della potenza media convenzionale di riferimento; 


• si prende come riferimento l’anno 2009; per ogni PM si prende l’energia complessiva nell’anno 


2009 (somma dei 12 mesi), la si trasforma in potenza media e la si utilizza per la determinazione 


della potenza media convenzionale di riferimento; 


• si prende come riferimento l’anno 2009; per ogni PM si prende l’energia rilevata alle ore 11 


(dalle 10:45 alle ore 11) del terzo mercoledì del mese di dicembre 2009
2
 e la si utilizza per la 


determinazione della potenza massima convenzionale di riferimento; 


• si prende come riferimento l’anno 2010; per ogni PM si prende l’energia massima rilevata 


nell’anno (nel quarto d’ora di massimo picco) e la si utilizza per la determinazione della potenza 


massima convenzionale di riferimento (che sarà complessivamente maggiore del picco dei 


prelievi su RTN). 


                                                           


1
 Si è considerato l’anno 2009 perché è da considerarsi ormai abbastanza consolidato (è già stato consolidato il II 


conguaglio) 


2
 Ora di picco annuale della domanda 
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Un potenziale limite di questo approccio è la possibilità che il riferimento preso porti a variazioni nella 


ripartizione dei costi fra distributori rispetto alla metodologia attualmente in essere; non è stato possibile 


stimare tali variazioni nel ridotto tempo concesso per le osservazioni al DCO. 


Approccio 3 


Si potrebbe sostituire alla componente tariffaria in quota potenza di cui all’ipotesi A.2 una componente 


fissa annuale legata ad un indicatore facilmente ricavabile e noto ex-ante, quale, ad esempio, l’energia 


totale distribuita da ciascun distributore nell’anno (n-1) o (n-2).  


 


In ciascuno degli approcci proposti le eventuali differenze fra la raccolta TRAS e l’esborso complessivo CTR 


di ciascun distributore potrebbe essere perequata ex-post.  


In subordine agli approcci proposti, alla luce delle valutazioni pienamente condivisibili in merito alla criticità 


in termini di capacità della attuale struttura tariffaria di garantire il gettito necessario alla copertura dei 


costi di trasmissione, si riterrebbe opportuno: 


• mantenere, almeno per l’inizio del IV periodo regolatorio, l’ipotesi A.1; 


• approfondire l’ipotesi A.2 per eliminare o aggirare le criticità evidenziate relativamente alla misura 


della potenza; 


• sopperire all’effetto sulla raccolta tariffaria derivante dal prevedibile calo dei volumi di energia 


soggetti alla componente energia con l’aggiornamento annuale delle energie di riferimento e con 


un meccanismo di garanzia dei ricavi che minimizzi l’esposizione al rischio volumi per il gestore 


della trasmissione, riducendo la franchigia dall’attuale 0,5% ad un valore prossimo allo zero. 


 


S6. Come si valuta l’ipotesi di non considerare i punti di interconnessione virtuale alla rete di 


trasmissione nazionale in alta tensione, al fine del computo e di conseguenza dell’applicazione del 


CTR? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S7. Si ritiene più opportuno limitare la soppressione alle sole reti dove risulta prevalente l’inversione del 


flusso di energia? Se sì, quale livello di soglia viene proposto per l’identificazione di tali reti? 


Si ritiene opportuno estendere la soppressione dell’agevolazione a tutte le reti, non essendo agevole né 


l’identificazione di un livello di soglia per discriminare le reti dove risulta prevalente l’inversione del flusso 


di energia, né il monitoraggio della relativa, prevedibile dinamica. 
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4. CRITERI DI REGOLAZIONE TARIFFARIA PER IL SERVIZIO DI DISTRIBUZIONE 


S8. Si concorda con l’ipotesi di introdurre coefficienti di aggiornamento che riflettano, per ciascun livello 


di tensione, le variazioni del costo del capitale investito? In caso di risposta negativa, motivare la 


risposta. 


Nessuna osservazione. 


S9. Si concorda con la proposta dell’Autorità di differenziare la tariffa di riferimento a copertura dei 


costi di commercializzazione tra imprese che svolgono il servizio in modo integrato e imprese che 


hanno separato le funzioni? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S10. Si concorda con l’ipotesi di mantenere inalterata la struttura delle tariffe obbligatorie per il servizio 


di distribuzione? In caso di risposta negativa, esporre le motivazioni alla base della risposta. 


S11. Si concorda con l’ipotesi di introdurre una componente della tariffa di riferimento a copertura dei 


costi delle infrastrutture di distribuzione in alta tensione espressa in centesimi di euro/punto di 


prelievo/anno? Si condivide l’ipotesi di escludere le utenze connesse con una tensione nominale tra le 


fasi superiore a 220 kV da tale componente? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S12. Si ritiene opportuno estendere la possibile esenzione dalla componente a copertura delle 


infrastrutture di distribuzione in alta tensione anche alle utenze connesse con un livello di tensione 


tra le fasi pari a 220 kV? 


Nessuna osservazione. 


S13. Si concorda con le modalità previste per regolare le partite nei punti di interconnessione tra reti di 


distribuzione? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S14. Si concorda con la proposta di semplificazione e accorpamento dei meccanismi di perequazione? 


Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 


S15. Si concorda con l’ipotesi di non introdurre un ulteriore meccanismo di perequazione a copertura dei 


costi di switching? Motivare la risposta 


Nessuna osservazione. 


S16. Si concorda con tale ipotesi di trattamento dei costi connessi all’alimentazione dei punti di prelievo 


destinati ad usi propri della trasmissione e della distribuzione? Motivare la risposta. 


Si concorda in linea di principio con l’ipotesi prospettata nello spunto di consultazione, purché il 


meccanismo di riconoscimento dei costi connessi all’alimentazione dei punti di prelievo destinati ad usi 


propri della trasmissione e della distribuzione consenta un pieno recupero dei costi. 
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5. CRITERI DI REGOLAZIONE TARIFFARIA PER IL SERVIZIO DI MISURA 


Premesso che come noto in molti casi non sono presenti apparati di misura ai punti di prelievo, e che la 


misura al punto di prelievo è calcolata riportando con opportuni algoritmi a detto punto le misure di 


apparati di misura posti tipicamente a valle, si segnala l’opportunità di commisurare il gettito tariffario non 


tanto al numero dei punti di prelievo ma al numero dei punti di misura. Tale modifica della regolazione 


risponderebbe al criterio di una maggiore corrispondenza della tariffa ai costi. 


S17. Si concorda con l’ipotesi di enucleare dalla componente MIS(INS) una quota relativa alla copertura 


del residuo non ammortizzato di misuratori elettromeccanici sostituiti con misuratori elettronici ai 


sensi della deliberazione n. 292/06 riconosciuto ai fini regolatori? Motivare la risposta. 


Nessuna osservazione. 
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6. REGOLAZIONE TARIFFARIA PER L’UTENZA DOMESTICA, PRODUTTORI E RICARICA VEICOLI 


ELETTRICI 


S18. Quale, tra le ipotesi proposte, si ritiene preferibile per il quarto periodo regolatorio e per quali 


motivi? Proporre eventuali ipotesi ulteriori che si ritengono migliori, spiegandone il perché. 


S19. Quali limiti di consumo annuo si ritengono opportuni per l’articolazione in scaglioni della tariffa? 


Motivare. 


Nessuna osservazione. 
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DCO 42/11  


CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’EROGAZIONE 


DEI SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA 


DELL’ENERGIA ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 -2015 


 


21 novembre 2011 


 


Nell’ambito degli aggiornamenti relativi ai criteri di regolazione tariffaria per il servizio di 


trasmissione illustrati nel documento per la consultazione DCO 42/11, l’Autorità per 


l’Energia Elettrica e il Gas prevede l’abolizione del riconoscimento del corrispettivo CTR ai 


soggetti titolari di impianto di produzione di energia elettrica connessi ad un punto di 


interconnessione virtuale alla rete di trasmissione nazionale in media o bassa tensione. 


L’Autorità ritiene infatti che, nell’attuale contesto di sviluppo della generazione distribuita, 


non sussistano più le condizioni che giustificavano tale riconoscimento, definito come 


“agevolazione”. 


 


APER considera tale intervento, di natura retroattiva, lesivo dei legittimi interessi degli 


operatori del settore che hanno realizzato gli impianti in funzione del quadro regolatorio 


attualmente vigente. Il piano di rientro degli investimenti relativi agli impianti esistenti 


include infatti il corrispettivo CTR tra le voci di ricavo di business plan. 


L’abolizione del suddetto corrispettivo si sommerebbe inoltre alla riduzione dei prezzi 


minimi garantiti nell’ambito del regime del ritiro dedicato prevista dalla deliberazione 


ARG/elt 103/11 del 28 luglio 2011. 


 


In continuità con la regolazione vigente, si richiede pertanto di mantenere il CTR per gli 


impianti di produzione connessi – attualmente ed in futuro – in media e bassa tensione, 


almeno per tutta la durata del periodo di incentivazione.  


 








Autorità per l’Energia Elettica e il Gas 


Direzione Tariffe 


e-mail quartoperiodo@autorita.energia.it 


 


Osservazioni di Alcoa Trasformazioni srl al Documento di Consultazione 
42/11 sui “Criteri per la definizione delle tariffe per l’erogazione dei 
servizi di trasmissione, distribuzione e misura dell’energia elettrica per 
il periodo 2012-2015”. 


1. Premessa 
 


Desideriamo premettere che la scrivente ha partecipato alla presente consultazione anche attraverso 


l’associazione AICEP di cui è socia e di cui condivide largamente le posizioni. Quanto segue, che non 


contiene informazioni sensibili e confidenziali, deve quindi intendersi a integrazione delle posizioni 


dell’Associazione. 


2. Elementi di contesto 
 


Tra gli elementi di contesto, elencati al punto 3 del documento oggetto di consultazione, riteniamo 


meriti particolare considerazione quello dello sviluppo della generazione da fonti rinnovabili non 


programmabili. La scrivente ritiene che, in un siffatto contesto, nel sistema tariffario debba essere dato 


un adeguato riconoscimento al “valore” apportato al sistema elettrico dai consumatori di base ovvero 


da quei siti industriali che prelevano dalla rete una potenza praticamente costante per tutte o quasi le 


ore dell’anno, riducendo il grado di incertezza dell’equilibrio tra domanda e offerta. 


Altro “elemento di contesto” che si vuole evidenziare, anche se di natura che travalica le competenze 


dirette di codesta Autorità onde non viene citato nel DCO, è il difficile momento economico attraversato 


da un’ampia parte del sistema industriale del Paese. Ciò dovrebbe suggerire l’adozione di provvedimenti 


che non pesino sulla sua competitività, in particolare rispetto al principale concorrente europeo ovvero 


la Germania. Pur nella consapevolezza che si tratta di questione assai meno critica dello spread con i 


bund tedeschi, la scrivente raccomanda, nella fissazione delle nuove tariffe, di guardare anche allo 


“spread” con la Germania sulle tariffe per l’uso della rete. In proposito si rimanda al punto 4. 







3. Obiettivi perseguiti 
 


Alcoa Trasformazioni condivide pienamente gli obiettivi indicati al punto 4 del DCO, in particolare per 


quanto attiene al principio di aderenza ai costi delle tariffe, alla garanzia dell’equilibrio economico 


finanziario delle imprese distributrici e alla stabilità della regolazione. 


In proposito si desidera, comunque, segnalare quel che segue: 


 Aderenza ai costi delle tariffe: l’Italia è l’unico dei grandi paesi industrializzati che non applica 


una tariffa binomia per l’utilizzo della rete da parte dei siti alimentati in alta e altissima tensione, 


come sinteticamente illustrato dal seguente diagramma tratto dallo studio comparativo 


dell’ENTSO-E pubblicato in maggio del corrente anno. 


 


E’ ben noto, invece, che i costi della rete sono costituiti in larghissima parte dai costi fissi per la 


remunerazione e l’ammortamento degli investimenti effettuati che a loro volta risentono primariamente 


della potenza richiesta (sovente alla punta). Appare, pertanto, molto più coerente col principio di 


aderenza ai costi l’adozione di una tariffa binomia “potenza impegnata/energia prelevata” che non il 


mantenimento di quella “100% energia” (a parte una modesta quota fissa annuale) oggi in vigore. 







Come negli altri principali paesi, le tariffe dovrebbero essere differenziate in base all’utilizzo della 


potenza impegnata, anche per coerenza con l’elemento di contesto relativo alla sempre crescente quota 


di generazione non programmabile. In proposito si rinvia al seguente diagramma tratto dal già citato 


studio dell’ENTSO-E da cui si nota come in UK, Spagna e, soprattutto in Francia e Germania le tariffe si 


riducano all’aumentare del grado di utilizzazione della potenza mentre in Italia restano costanti1. 


 


 Stabilità della regolazione: La stabilità della regolazione è certamente un valore e il passaggio a 


tariffe per l’alta e altissima tensione diverse da quelle attuali deve avvenire con gradualità, visto 


anche che si è, purtroppo, giunti alla fine del 2011. Riteniamo, comunque, che non ci siano 


difficoltà perché la tariffa binomia sia adottata non più tardi del 1.1.2013. Peraltro gran parte 


delle tariffe di distribuzione già hanno struttura non monomia e, per celerità, potrebbe farsi 


ricorso a strutture tariffarie già sperimentate in altri grandi paesi europei. In definitiva l’unica 


vera “stabilità “ che deve essere assicurata agli operatori che investono nelle infrastrutture di 


rete è la remunerazione di tali investimenti, fin qui sempre assicurata. 


 Equilibrio economico finanziario degli esercenti: Deve essere assicurato, per non mettere a 


rischio gli investimenti di cui la rete ha assoluto bisogno e sulla cui reale esecuzione codesta 


AEEG deve vigilare. Comunque Terna ha chiuso il bilancio 2010 con un utile netto, riferito alle 


attività continuative, del 38.6 % e ha annunciato un risultato dei primi 9 mesi del 2011 con utile 


del 30.6%, in crescita del 6.3% rispetto al 2010 nonostante la Robin Tax. Questi numeri 


sembrano andare piuttosto oltre una “condizione di equilibrio” e non sono certo indipendenti 


dal livello di remunerazione ottenuto con le attuali tariffe. 


                                                           
1
 Si noti che i dati di Danimarca, Grecia, Portogallo e altri che presentano valori totali più alti dell’Italia includono 


anche gli oneri di sistema, non considerati nel dato italiano. 







4. Benchmarking con la Germania 
 


Un’ulteriore riflessione che intendiamo sottoporre all’attenzione di codesta AEEG alla vigilia delle sue 


decisioni sulle tariffe 2012-2015, pur senza fare riferimento alla recente legge federale tedesca che 


esonera totalmente i consumatori con oltre 10 GWh di consumo che utilizzano la potenza impegnata per 


almeno 7.000 ore, si riferisce al raffronto tra le tariffe italiane AT per l’uso della rete e quelle di un TSO 


tedesco (TenneT) che includono i servizi di rete e la copertura delle perdite2. 


 


  


                                                           
2
 Peraltro i parametri tariffari 2011 sono, sia pure di poco, inferiori a quelli del 2010 (rispettivamente 26.0 €/kW 


anno  e 0.6 €/MWh per utilizzo ≧ 2.500 ore). 







Per un utente “base load”in alta tensione, che non paghi zero, la tariffa applicata da TenneT è pari a 2.91 


(potenza)+ 0.5 (energia)= 3.41 €/MWh “tutto compreso”. 


Lo stesso utente paga oggi in Italia: 4.9 (rete) + 8.6 (dispacciamento)+ 2.1 (perdite standard con energia 


a poco più di 70 €/MWh) = 15.6 €/MWh. La differenza (12.2 €/MWh)3, pur nella consapevolezza che il 


dispacciamento copre in Italia anche i costi per l’interrompibilità e lo swap virtuale, deve far riflettere.  


Comunque, anche al netto del dispacciamento, si tratta di un maggior onere di 3.6 €/MWh: la tariffa 


italiana attuale per un consumatore di base è più che doppia di quella applicata da TenneT in Germania 


alla generalità delle sue utenze in alta tensione. 


 


5. Spunti per la consultazione 
 


Come anticipato la scrivente condivide largamente le posizioni espresse, in risposta alla consultazione, 


da AICEP. In proposito si aggiungono solo le seguenti riflessioni: 


 Vista una recente sentenza del Consiglio di Stato su questa materia, la scrivente ha il timore che 


l’adozione delle linee suggerite al punto S4 e le esenzioni totali di cui ai punti S11 e S12 possano 


indurre i Distributori ad aprire un contenzioso dinanzi alla Giustizia amministrativa, vanificando 


l’obiettivo di “certezza regolatoria”. Sembra, quindi, preferibile un’applicazione adeguata ma 


parziale di tali criteri. 


 Comunque, eventuali differenziazioni adottate per il livello di tensione di 380 kV devono essere 


applicate a tutta l’AAT, come definita nel TIT (Articolo 1 comma 1 dell’allegato A alla delibera n. 


348/07), onde evitare poco comprensibili discriminazioni. 


 


 


 


AL/al 21 nov. 11 


                                                           
3
 Si riduce a poco più di 5 €/MWh per un consumatore con elevata potenza interrompibile. 
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Osservazioni di carattere generale 
 
 
Si premette che solo pochi aspetti contenuti nel documento di 
consultazione in oggetto sono d’interesse per i produttori e i 
venditori di energia elettrica.  
 
Inoltre si ricorda che, nel caso le eventuali modifiche al sistema di 
tariffazione vigente comportino la necessità di intervenire sui sistemi 
gestionali dei venditori, nello stabilirne l’entrata in vigore occorre 
tener conto che la loro implementazione richiede almeno sei mesi di 
tempo dalla data di pubblicazione della delibera che le definisce.  
 
 
Risposte agli spunti per la consultazione d’interesse 
 
S2. 
 
Si ritiene opportuno che l’Autorità chiarisca meglio quali 
infrastrutture afferiscono alla classe il cui utilizzo è prevalentemente 
condiviso e quali afferisconoalla classe con utilizzoprevalentemente 
dedicato. 
 







 2


S7. 
 
Si comprendono le ragioni che hanno portato l’Autorità a proporre 
l’intervento sulla componente CTR, tuttavia si sottolinea che tale 
intervento non deve comunque riguardare le iniziative avviate per la 
ripercussione negativa sui business plans e quindi sui termini del 
loro finanziamento. 
 
Infine sicoglie l’occasione per ribadire l’apprezzamento che l’Autorità 
abbia definito che l’interfaccia standard che dialoga con il contatore 
elettronico del cliente (porta USB con protocollo noto) rientri 
nell’ambito del servizio di misura e, quindi, costituisce un’attività 
regolata, mentrei servizi post contatore siano un’attività libera.In 
merito all’importanza di tale aspetto si rinvia a quanto riportato nel 
documento di osservazioni al DCO 34/11. 





